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para ello los yacimientos de gas juegan un papel fundamental, pues cada vez mdas hogares tienen acceso a
este recurso energético, asi como también son cada vez mas el nimero de vehiculos que funcionan con este
hidrocarburo, demandando un crecimiento en la produccion del gas.

En el norte de Colombia se encuentran cuencas como la de Sind-San Jacinto que almacenan hidrocarburos
gaseosos, esta cuenca en particular contiene gas seco que se encuentra produciendo ya hace varios afios,
por lo que este estudio pretende optimizar la recuperacion de gas en pozos con problemas de acumulacion
de liquido en fondo, buscando resolver este problema con la instalacion de un sistema de levantamiento
artificial econdmico y versatil como lo es el sistema de elevacidn por gas con tuberia flexible, el cual mejora
la velocidad del liquido en fondo permitiendo una mayor recuperacion de gas .

Para el estudio se emplearon tres pozos, en los cuales se evalué el disefio del sistema de elevacion por gas y

mediante el simulador PIPESIM se determind la produccidon que generarian los pozos con el sistema de
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The energy transition is a process that has been implemented in Colombia in recent years and for this the
reservoirs of gas play a key role, because more and more households have access to this energy resource, as
well as the number of vehicles that work whit this hydrocarbon, demanding a growth in the gas production.

In northerm Colombia there are basins such as the Sinu-San Jacinto that store gaseous hydrocarbons, this
particular basin contains dry gas that has been producing for several years, so this study aims to optimize
recovery in gas in wells with bottom gas acumulation, seeking to solve this problem with the installation of
an economical and versatile artificial lift system with such as the lifting system with flexible pipe, which
improves the velocity of the liquid allowing a greater recovery of gas.

For the study, three wells were used, in which the desing of the gas lift system was evaluated and through
the PIPESIM software, the production that the wells would generate with the installled lift system was
determined, in addition to simulating several possible scenarios over time, to evaluate if the system met the
technical and economic requeriments.
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RESUMEN

La transicion energética es un proceso que se viene implementando en Colombia durante los
ultimos anos y para ello los yacimientos de gas juegan un papel fundamental, pues cada vez mds hogares
tienen acceso a este recurso energético, asi como también son cada vez mas el nimero de vehiculos que

funcionan con este hidrocarburo, demandando un crecimiento en la produccién del gas.

En el norte de Colombia se encuentran cuencas como la de Sind-San Jacinto que almacenan hidrocarburos
gaseosos, esta cuenca en particular contiene gas seco que se encuentra produciendo ya hace varios afos,
por lo que este estudio pretende optimizar la recuperacién de gas en pozos con problemas de
acumulacién de liquido en fondo, buscando resolver este problema con la instalacién de un sistema de
levantamiento artificial econdmico y versatil como lo es el sistema de elevacidon por gas con tuberia

flexible, el cual mejora la velocidad del liquido en fondo permitiendo una mayor recuperacion de gas .

Para el estudio se emplearon tres pozos, en los cuales se evalué el disefio del sistema de elevacién por
gas y mediante el simulador PIPESIM se determind la produccidn que generarian los pozos con el sistema
de elevacidn instalado, ademds de simular varios escenarios posibles en el tiempo, para evaluar si el

sistema cumplia con los requerimientos técnicos y econédmicos.

Palabras clave: Acumulacion de liquidos, Elevacion artificial por gas, Tuberia flexible



ABSTRAC
The energy transition is a process that has been implemented in Colombia in recent years and for
this the reservoirs of gas play a key role, because more and more households have access to this energy
resource, as well as the number of vehicles that work whit this hydrocarbon, demanding a growth in the

gas production.

In northerm Colombia there are basins such as the Sinu-San Jacinto that store gaseous hydrocarbons, this
particular basin contains dry gas that has been producing for several years, so this study aims to optimize
recovery in gas in wells with bottom gas acumulation, seeking to solve this problem with the installation
of an economical and versatile artificial lift system with such as the lifting system with flexible pipe, which

improves the velocity of the liquid allowing a greater recovery of gas.

For the study, three wells were used, in which the desing of the gas lift system was evaluated and through
the PIPESIM software, the production that the wells would generate with the installled lift system was
determined, in addition to simulating several possible scenarios over time, to evaluate if the system met

the technical and economic requeriments.

Keywords: Fluid accumulation, Artificial Gas Lift, Coiled Tubing
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NOMENCLATURA

Velocidad terminal [ft/s].

Velocidad del gas [ft/s]

Tensién superficial del liquido [dinas/cm].
Densidad del liquido [Ibm/ft3].

Densidad del gas [Ibm/ft3].

presién [psia].

Relacién gas liquido [scf/bbl].

Caudal de gas [MMcf/d].

Area de la seccidn transversal de la tuberia [ft?].
Temperatura [°R].

Factor de compresibilidad del gas [adim].
Constante de ecuacidn de contrapresién [adim].
Presidn del yacimiento [psia].

Presién de flujo de fondo de pozo [psia].
Exponente de ecuacidn de contrapresidon que indica la turbulencia [adim].
Presién en cabeza de pozo [psi].

Caudal de agua [Bbls/d].

Caudal de gas promedio [MMcf/d].

Relacion agua gas [Bbls/MMscf].

Presién de yacimiento [psi].



Abreviaturas

AOF Flujo abierto absoluto

IPR Relacidn de flujo de entrada

TPCo VLP Curva de rendimiento de tuberia de produccidn
RGL Relacion gas-liquido

SPM Mandril de bolsillo lateral

CGC Circulacién continua de gas

ABA conjunto de derivacidn anular

EAV Velocidad anular mejorada

CTGL Levantamiento artificial por gas con tuberia flexible
TF Tuberia flexible

DIAL Sistema de levantamiento artificial digital inteligente

ALS sistema de levantamiento artificial.



OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar de manera técnico-econdmica la implementacién del levantamiento artificial por gas,
para tres pozos ubicados en la cuenca Sinu-San Jacinto del norte de Colombia que producen gas

con problemas de acumulacién de liquido en fondo.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Describir el proceso de acumulacién de liquido en fondo para pozos de gas, asi como el sistema
de levantamiento artificial propuesto para su solucién.

Comparar las diferentes variaciones existentes del método de elevacidn por gas de acuerdo con
sus ventajas y desventajas.

Encontrar las condiciones técnicas adecuadas para la implementacién de una de las variantes del
sistema de levantamiento por elevacidén con gas.

Determinar si el método aplicado es eficiente en la reduccidn de la columna hidrostatica generada
por el fluido en fondo de pozo.

Obtener las condiciones dptimas del proceso a través de un analisis de sensibilidad.

Evaluar mediante el simulador PIPESIM, si el modelo de levantamiento artificial por gas propuesto
mejora las condiciones de elevacidn del liquido acumulado en fondo.

Establecer si el modelo propuesto es econdmicamente viable.
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1. INTRODUCCION
En la actualidad es claro el rumbo a seguir en cuanto a la reduccién de la contaminacion global
emitida por combustibles fésiles. La implementacidn y el desarrollo de energias renovables se encuentran
aun en una etapa temprana de maduracion tecnoldgica y econdmica, teniendo en cuenta que la mayor
contaminacidén es debida a la generacion de energia eléctrica y que cerca al 40% de esta es producida por
el carbdn, es significativo remplazar esta produccidn. Por lo que el gas natural ha tomado un rol
importante haciendo el papel de puente entre el carbdn y las energias renovables (Giirsan & de Gooyert,

2021).

En relacidon con esta idea el incremento de la produccién de gas es un factor crucial, pero surge un
inconveniente al momento de producir la mayor cantidad de gas contenida en un yacimiento, pues
frecuentemente en pozos pertenecientes a depdsitos maduros de gas se genera un problema de
acumulacién de liquidos en fondo de pozo, cuyo inconveniente se origina de manera natural tras la
disminucion de la presién de reservorio, por lo que en efecto, conlleva a una disminucién de la velocidad
del gas necesaria para elevar los liquidos hacia superficie que con el tiempo generardn una columna
hidrostatica capaz de igualar la presién de fondo evitando asi el aporte de gas, el liquido acumulado puede
ser hidrocarburo intermedio, intrusidon por parte de un acuifero adyacente o agua e hidrocarburos

productos de la condensacion.

Como solucidn a este inconveniente se han propuesto diferentes tecnologias que permitan disminuir la
presion de la carga hidrostatica generada por la acumulacidon del liquido y que al disminuir esta carga el
pozo pueda volver a aportar gas hacia superficie. Una de las soluciones propuestas es el levantamiento

artificial por gas, lo cual supone la inyeccidén de gas en el pozo con el fin de incrementar la velocidad del
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gas necesaria para evacuar el liquido producido. Esta tecnologia se propone bajo diferentes

configuraciones que pueden ser evaluadas segun sea el caso (Joseph et al., 2013).

La reduccion en la produccion de gas en los pozos ubicados en la cuenca Sinu-San Jacinto debido a la
declinacidn en la presidn de yacimiento hace que se requiera un método de levantamiento artificial y para
este caso se evaluaran los sistemas de elevacién por gas para maximizar asi la recuperacion de las reservas
de gas que aun se encuentran contenidas en el yacimiento y que por problemas de acumulacién de

liguidos no puedan ser extraidas facilmente.

Este trabajo de grado tiene como propdsito optimizar la produccién de gas en pozos con alta produccion
de agua implementando una de las configuraciones empleadas en el sistema de elevacidon por gas,
evaludandola con el software PIPESIM para determinar su comportamiento y rendimiento.
Adicionalmente, se realizard un analisis econdmico para determinar su viabilidad en caso de obtener
resultados favorables en la simulacién del software y asi tener candidatos para la aplicacién de Ila

tecnologia en campo.



21

2. GENERALIDADES DEL PROCESO DE ACUMULACION DE LIQUIDO EN FONDO PARA POZOS DE GAS
En el presente capitulo se explicard el proceso de acumulacidn de liquido en pozos de gas y las

repercusiones que se tienen en cuanto a la produccion del mismo.

2.1. ¢Qué es la acumulacién de liquido en fondo para pozos de gas?

El aporte de gas generado por un pozo transportara los liquidos producidos hasta la superficie
siempre y cuando la velocidad del gas sea lo suficientemente alta, lo cual implica que cuando la velocidad
del gas disminuye con el tiempo, a causa de la disminucion de la presion, los liquidos transportados por el
gas comenzaran a depositarse en las paredes de la tuberia viajando hasta el fondo del pozo, causando
una acumulacién e impidiendo un aporte pleno de gas por parte de la formacidn, inclusive llegando a

detener de manera completa la produccion del pozo.

2.2. Flujos encontrados en un pozo de gas
En un pozo de gas donde se presentan liquidos en la produccién, se puede encontrar un flujo
multifasico con cuatro regimenes basicos de flujo caracteristicos, los cuales se encuentran determinados

por la velocidad de las fases liquida y gaseosa. Para un flujo ascendente se tienen los siguientes patrones.
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Figura 1. Regimenes de flujo multifdsico vertical.

. e
.
-
L] ¥ .
TRANSICION
BURBUJA BACHES BACHES-ANULAR MNIEBLA ANULAR
INCREMENTOEN EL CAUDAL DE GAS P>

Nota. Regimenes de flujo de acuerdo con el flujo de gas en tuberias verticales. Modificado de (Lea et al.,

2008f).

Flujo de Burbujas

La tuberia de produccién se encuentra practicamente llena de liquido, el cual compone la fase

continua y se encuentra en contacto con la superficie de la tuberia. El gas se encuentra presente en

pequefias burbujas a lo largo de la columna de fluido reduciendo su densidad.

2.2.2. Flujo Bache o Tapén

Las burbujas formadas de gas son de un didmetro similar al de la tuberia y tienen forma de bala;

se desplazan hacia arriba de manera uniforme y en algunas literaturas se les denomina “burbujas de

Taylor”. Estas burbujas se encuentran separadas por la fase liquida, la cual se encuentra de manera

continua sobre la pared de la tuberia en forma de una pelicula delgada.
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2.2.3. Flujo Turbulento (Transicion Bache-Anular)

Este flujo se asimila al flujo tapdn, pero en un aspecto mucho mds cadtico y espumoso. La burbuja
en forma de bala se estrecha y su forma se altera, la continuidad del liquido entre las burbujas es destruida
constantemente debido a una mayor cantidad de gas presente. En algunos casos se refiere a un flujo de

espuma, para tasas altas de liquidos y cuando el sistema suele estar mas agitado y disperso.

2.2.4.  Flujo Anular o Niebla Anular
El flujo anular se identifica por presentar una continuidad de la fase gaseosa a lo largo de la
tuberia, sin embargo, en las paredes se forma una fina pelicula. El gas producido arrastra gotas de liquido

en su nucleo; por ello, también se le denomina flujo en forma de niebla.

Figura 2. Evolucion del flujo en un pozo de gas con produccion de liquido

Pozo sin flujo

Caudal de gas decreciente

Nota. Evolucién del flujo durante la vida Gtil de un pozo de gas Tomado de (IAPG, 2015) .
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2.3. Fuentes de liquidos en pozos productores de gas
La presencia de liquidos en pozos de gas puede derivar tanto a la produccién de condensados

como a la de agua.

2.3.1. Condensados

Los condensados en pozos de gas se presentan principalmente debido al cambio en las
condiciones de temperatura y presion a lo largo de la tuberia de produccién pudiendo llegar a condiciones
menores a las de rocio del gas. Asi como también, puede suceder por la deplecidn del yacimiento, al
alcanzar una presion menor a la presion de rocio del gas, la cantidad de condensado generado dependera

de la composicion del gas.

2.3.2. Agua

El agua producida en pozos de gas puede provenir de diferentes fuentes como lo son:

2.3.2.1. Conificacién de agua
Cuando la tasa de produccidn de gas es alta, existe la posibilidad de que el gas pueda extraer agua de una
zona subyacente, en ciertos casos aun si el pozo perforado no se encuentra en la zona de agua. En pozos
perforados horizontalmente se reduce en gran medida los gradientes entre la zona de gas y la zona de

agua subyacente, aunque el fendmeno aun puede existir si se produce gas a tasas muy altas.

2.3.2.2. Agua proveniente de un acuifero
Cuando la presién de un yacimiento esta soportada por un acuifero, la produccién de agua llegara en

algin momento, dando lugar a problemas de acumulacién de liquido.
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2.3.2.3. Agua producida de otra zona
Existe la posibilidad de que se produzcan liquidos en el pozo desde otra zona si estas se encuentran

intercomunicadas.

2.3.2.4. Agua de libre de formacién
El agua puede ingresar desde la formacion a través de las perforaciones junto con el gas, siendo el

resultado de delgadas capas de gas y liquido encontradas en el yacimiento.

2.3.2.5. Agua producto de la condensacidn
Independientemente de si el gas producido ingresa con poco o ningun liquido a través de las
perforaciones, el gas se puede encontrar saturado o parcialmente saturado. La condensacién de agua
puede ocurrir en cualquier tramo de la tuberia de produccidon a ciertas condiciones de presion y
temperatura, pues a medida que la presidon aumenta y la temperatura disminuye, el volumen de vapor de
agua encontrado en equilibrio disminuye y cualquier exceso de vapor de agua se condensara.
Dependiendo de la velocidad del gas, el liquido condensado podra llegar a acumularse en la zona de los

perforados o no (Lea et al., 2008f).

2.4. Sefiales que indican una posible carga de liquidos en fondo de pozo

En pozos de gas se pueden evidenciar algunos sintomas que generalmente sugieren una posible
acumulacién de liquido en fondo, indicios que pueden ser aprovechados para implementar métodos de
levantamiento que permitan evacuar la columna de agua formada, evitando posibles dafios en el

yacimiento o grandes pérdidas de produccion.
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2.4.1. Cambios repentinos de la presion en la placa de orificio

Una de las manifestaciones mds comunes para detectar la carga de liquido en pozos de gas, es
cuando se evidencian picos de presion en el registrador de la platina de orifico, estos cambios se pueden
observar mejor en equipos analogos, pues estos registran el flujo de gas a través de un orificio y que
cuando pasan baches de agua a través de este, provocan un cambio de presién, hecho que advierte de
una posible acumulacién de liquido en fondo de pozo segin (Moreno Bravo, 2014).

En ocasiones, la presion en la tuberia de superficie comienza a disminuir debido a que la columna
de liguido formada retiene la presion del yacimiento, adicionalmente el flujo de gas comienza a disminuir
a una velocidad diferente a la tasa de declinacién normal de la produccidn. La caida de presion, la
disminucién rapida de la produccién junto con los graficos irregulares de presion de la platina de orificio,

son un claro indicio de carga de liquido (Lea et al., 2008d).

Figura 3. Representacion grdfica de registros de presion en un equipo andlogo.

Registrode presiones

oo I"

Qo

o
o

[oo

~ 7

Patron de flujo en
tuberia de produccion

Nota. Registrador de dos plumas. Modificado de (Lea et al., 2008d).
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2.4.2. Andlisis de la curva de declinacion

Al analizar las curvas de declinacién de un pozo se debe tener en cuenta que estas deben
comprender un largo periodo de tiempo de produccidn para realizar una determinacién acertada. Los
cambios de tendencia en la curva de declinacién pueden generar alertas. En pozos de gas, la curva de
declinacidon normal de tipo exponencial es caracteristicamente suave, tomando en cuenta la deplecidn del

yacimiento. Por ello, una curva de declinacion inestable es una clara seial de carga de liquido en el pozo.

Figura 4. Curva de declinacion en pozo de gas con cambio en la tendencia.

- Curva de declinacion caracteristica
de un pozo de gas

Cambio en la tendencia de la curva de declinacién
posible indicador de carga de liquido

- — Tiempo R

Nota. Analisis de curva de declinacién exponencial. Modificado de (Lea et al., 2008d).
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2.4.3. Caida de presion en la tuberia de produccién con incremento de presion en la tuberia de

revestimiento

Al acumularse liquidos en el fondo del pozo, la cabeza de liquido formada reduce la presién de
fondo fluyente. Como consecuencia, se sufre una caida de presion en la tuberia de produccién en
superficie. En pozos donde los completamientos se realizan sin un empaque entre la tuberia de
produccidny la tuberia de revestimiento, se puede apreciar que cuando el nivel del liquido alcanza el nivel
de la tuberia de produccidn, la presién del revestimiento registrada en superficie comienza a incrementar.
De tal manera, que una disminucién en la presion de la tuberia de produccién y un aumento respectivo

en la presidn de revestimiento son un claro sintoma de acumulacién de liquido en fondo.

Figura 5. Comportamiento de las presiones en la tuberia de produccidon y revestimiento ante una

posible carga de liquido.

Cuano los liquidos se acumulanen la tuberia de produccién, la presion
el latuberiade revestimiento aumentay la presionen [a TP disminuye

Presion de
revestimiento

Presion

Presion en la tuberia
de produccion

Tiempo

Nota. Indicadores de presion de revestimiento y tuberia de produccidn en pozos de gas sin empaque.

Modificado de (Lea et al., 2008d).
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2.4.4. Registros de presion que muestran el nivel de fluido en el pozo

La toma de registros estaticos o dinamicos puede ser tal vez el método disponible que determine
con mayor precision el nivel de liquido en un pozo de gas y de igual forma establecer si existe un problema
por acumulacién de liquido si el nivel de este se encuentra por encima de los perforados. Puesto que la
densidad del gas es significativamente menor que la del agua o el condensado, los datos del gradiente
expresados graficamente mostraran un cambio brusco de pendiente cuando la herramienta se tope con
el liquido estancado en la tuberia.

Cuando los datos del estudio presentan una presion creciente, en el andlisis se mostrara un
gradiente no lineal donde la determinacién de si existe o no un problema de carga de liquido serd

complicado. Por lo tanto, en estos casos podra ser necesario tomar nuevos registros de presidn en otras

condiciones.

Figura 6. Estudio de presion para determinar la carga de liquido, muestra el cambio de pendiente

al cambiar a una fase liquida.

Gradiete de gas

Mivel del liguido

Profundidad

Gradiete de agua

Burbujasde gas a
travesdela
columnadeliguida

Presion

Nota. Gradiente de presion. Modificado de (Lea et al., 2008d).
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2.4.5. Interrupcién en la produccion de liquidos

En pozos donde la produccion de gas es alta, la obtencién de liquidos junto con el gas se puede
mantener por un tiempo, pero una vez que la tasa de gas producida disminuye, la produccién de liquidos
puede llegar a detenerse. De ser asi, el pozo ya no estara aportando la cantidad de gas suficiente para
elevar el liquido hasta superficie, por lo que su produccion estara por debajo de la tasa “critica” y como
consecuencia, provocara la continua acumulacién de liquido en fondo, ocasionando que el pozo pueda
dejar de fluir o simplemente que el gas pueda burbujear a través de la columna de fluido generada, pero

con una tasa bastante reducida (Lea et al., 2008d).

2.4.5.1. Velocidad critica
De acuerdo con (Turner R.G. et al., 1969), las gotas de liquido transportadas por el gas hacia superficie se
mueven gracias a que la fuerza de arrastre que ejerce el gas es mayor que la fuerza alcanzada por la
gravedad en la gota, fuerzas que interactian en el movimiento segun la figura 6, de modo que al caer
libremente la gota en el medio fluido alcanzard una velocidad mdaxima ejercida por efecto de la gravedad.
Con ello, se puede precisar que cuando la velocidad del gas iguala la velocidad de caida de la gota, esta se
encontrard en suspension y asi cualquier valor de velocidad del gas superior a este traerd como resultado
el movimiento de la gota hacia arriba, la cual se define como velocidad terminal (ecuacién 1.1). De este

modo la velocidad minima requerida para la eliminacién de liquidos es conocida como “velocidad critica”.
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Figura 7. llustracion de conceptos para determinar la velocidad critica.

Fuerza de arrastra

J_A"—'_"'\
i

Fuerza de
gravedad

Nota. Fuerzas que intervienen en el movimiento de los liquidos hacia superficie. Modificado de (Turner
R.G. et al., 1969).

o"/a(p = py) /4

1
Pg/2

v, = 20.4

e (1L1)

Como los liquidos acumulados en el fondo del pozo pueden ser agua o condensado, se emplea una
ecuacion para cada caso ecuacion 1.2 y 1.3 respectivamente, estas toman en consideracién valores
constantes de tension superficial y densidad del liquido, dejando la densidad del gas en funcién de la
presion.

5.62(67 — 0.0031p) /4
(0.0031p) /2

vg(agua) = e (1.2)

4.02(45 — 0.0031p) /4
(0.0031p) />

vy (condensado) = e (1.3)

Para efectos de aplicacién en campo la ecuacién se expresa en términos de caudal (ecuacion 1.4).

(MMSCf) _3.06pv, A
g - .

— e (14)
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Para el analisis de velocidad critica segun (Lea et al., 2008a), en el pozo se debe tener en cuenta que el
disefio de este juega un papel fundamental, pues si bien la aplicacion de las férmulas anteriores emplean
datos de presion y temperatura de superficie, su base tedrica permite su uso en cualquier parte del pozo
si se conocen estas condiciones. Por lo tanto, es importante realizar el andlisis en la seccién de tuberia
con mayor diametro, ya que esta es la zona donde posiblemente se dé el inicio a la acumulacién de liquido.
Generalmente, esta se encuentra en la seccion de los perforados, puesto que la tuberia de produccion

suele estar colgada por encima de esta teniendo, asi como tuberia de mayor didmetro el revestimiento.

2.4.6. Mediciones acusticas de nivel de fluido

La medicion del nivel de fluido en un pozo mediante un equipo de disparos acusticos es de gran
ventaja, pues el método no es intrusivo para encontrar el tope del fluido en un pozo de gas en flujo. Sin
embargo, el método se aplica generalmente en el espacio anular entre la tuberia de produccién y la
tuberia de revestimiento, por esta razdn para que el equipo determine el nivel del fluido es necesario que
el pozo en el cual se ejecute el proceso de medicidon no presente un empaque en el espacio anular.

Aunque el método puede aplicarse efectuando el disparo acustico a través la tuberia de
produccién directamente mientras el pozo se encuentra cerrado o en flujo, es una técnica menos comun,
en particular cuando se encuentra en flujo, debido a que el equipo no mostrara de manera clara los
cambios al encontrarse con el liquido en la tuberia. Con una buena medicién del equipo de disparos
acusticos, los datos obtenidos se pueden emplear para determinar la cantidad de liquido en el pozo, la
tasa aproximada de gas, el gradiente de la columna de liquido y gas en la tuberia y de igual forma saber la

presion de fondo a la cual fluye el gas en los perforados.
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3. ANALISIS NODAL
En el presente capitulo se mostrardn los elementos tedricos del analisis nodal y la importancia de

su aplicacion en pozos de gas para determinar la carga de liquidos.

3.1. ¢éQué es el andlisis nodal?

El analisis nodal es una herramienta de modelado que les permite a los ingenieros diseiar un pozo
6ptimo en términos de disparos, dimensiones de tuberia y disefio de fluidos de perforacién, ademas de
aportar datos importantes para la estructura de flujo en superficie.

Los ingenieros de produccién pueden visualizar el rendimiento del flujo de entrada del fluido de
yacimiento al pozo, asi como el rendimiento del flujo de salida del fluido de yacimiento a través de la
tuberia (Nardone, 2009).

El flujo de los fluidos del reservorio hasta el tanque de almacenamiento o linea de ventas en
superficie deberd pasar desde el medio poroso hasta los perforados y moverse a través del pozo, pasando
por el sistema de produccion y los diferentes componentes encontrados en el sistema. Cada componente
del sistema genera una caida de presidn, por lo que el disefio final de un sistema de produccidén requiere
un enfoque integrado. Pues la cantidad de hidrocarburos producidos desde el yacimiento hasta superficie

dependera de la caida de presion en todo el sistema de produccion (SPE, 2015).
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Figura 8. Sistema de produccion.
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Nota. Sistema de produccion y perdidas de presidon asociadas. Modificado de (SPE, 2015).

3.2. IRP (Relacién de rendimiento de flujo de entrada)

Con el objetivo de que un pozo pueda fluir, tiene que existir un diferencial de presién desde el
yacimiento hasta el pozo en la zona de los perforados. Si la presion del pozo es igual a la presion del
yacimiento, no se habra un flujo de entrada. Ahora bien, si la presidn del pozo llegara a ser cero, el flujo
de entrada seria el mayor posible, pues estariamos ante un flujo abierto absoluto “AOF”. Para diferentes
presiones menores a la presion del yacimiento, el flujo de entrada variard de acuerdo con el diferencial

generado.
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Figura 9. Curva IPR.
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Nota. Curva IPR caracteristica de un pozo de gas. Modificado de (Lea et al., 2008¢)

3.2.1. Ecuacion de contrapresion

En el calculo de flujo radial de un pozo de gas existe una ecuacidn general que implica conocer
datos tales como: permeabilidad, espesor, presidon de yacimiento, presidon de fondo fluyente, factor de
compresibilidad del gas, radio del pozo, radio exterior del pozo, dafo del pozo, (kg, h, Pr, Pwf, Z, T, re, rw,
S), los cuales son necesarios para realizar el calculo del caudal de gas de manera correcta y generar una
curva IPR. No obstante, los datos requeridos para emplear la ecuacidn no suelen conocerse en su
totalidad, de modo que se aplica una ecuacién simplificada denominada ecuacion de contrapresién segun
(Rawlins & Schellhardt, 1935), para resolver las incognitas mencionadas.

Qg =C(P* = PLA™ . (2.2)

donde:

Qg = Tasa de flujo de gas, en unidades consistentes con la constante €
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n = Es un valor que varia entre 0.5 y 1.0 aproximadamente. Donde un valor de 0.5, indica alta turbulencia

y para un valor de 1.0, no se muestran perdidas por turbulencia.

En la ecuacion de contrapresidon previamente mostrada los valores de las constantes C y n se
deben determinar a partir de pruebas de pozo, donde se necesitan al menos dos pruebas de flujo, dado
gue existen 2 incégnitas C y n en la ecuacion, sin embargo, se recomiendan cuatro pruebas de flujo para

reducir los errores de medicion.

En una grafica Ap? frente a Qg en papel log-log dara como resultado una linea recta con una

pendiente 1/n y una interseccion de Q4 = C en Ap? = 1. El valor de C también se puede calcular usando

cualquier punto desde la mejor linea a través de los datos (Lea et al., 2008b).

Segun (Lea et al., 2008e), para determinar los valores de C y n con pruebas de flujo.
Datos:
Pr = 3600 psia

Tyac = 120°F

Tabla 1. Datos de tasas de flujo

Tasa de gas (Qg,

Mscf/D) Pwf, Psia (Pr2-Pwf?) *10°
263 3170 2.911
380 2897 4,567
497 2440 7.006
640 2150 8.338

Nota. Tabla de datos para calculo de C y n. Modificado de (Lea et al., 2008e).



Figura 10. Grafico logaritmico de flujo que permite determinar el valor de n a partir de la

pendiente generada.
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Nota. Grafico Log-Log de tasa de flujo contra delta de presién. Modificado de (Lea et al., 2008e).

Teniendo el valor de la pendiente 1/n se despeja para obtener el valor de la variable n

Una vez se tiene el valor de n, se puede encontrar el valor de C a partir de la Ec. 2.2

1
—= 12265
n

= 0.8153

" =12265

Qg
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Tomando un valor de caudal junto al valor de presién correspondiente y la presién de yacimiento

se calcula el valor de C.

C

B 380
(36002 — 28972)08153

= 0.01412
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Por lo que la ecuacién de entrada para calcular un caudal de gas a cualquier presién por debajo
de la presidn de yacimiento quedaria:

Q, = 0.001412 * (3600% — P2,)°8153

3.3. Curva de rendimiento de tuberia de produccién (TPC)

Tomando el fondo del pozo como nodo para el andlisis, en la representacion grafica del Analisis
Nodal, la entrada se representa por la curva IPR y la salida del sistema se muestra como el TPC o VLP
(“Vertical Lift Performance”). La caida de presion en la tuberia de produccién es el resultado de la suma
de la presion en superficie, la presion de la columna hidrostatica (compuesta por el liqguido acumulado en
la tuberia y el peso del gas) y la pérdida de presidn por friccién generada por el flujo de fluidos desde el
fondo del pozo hasta superficie.

La representacion grafica de la Figura 9, muestra la curva TPC. Ademas, se presentan dos curvas
punteadas que representan la variacién de presion debido a la friccidn y la carga de liquidos. La curva
principal TPC es el resultado de la suma de las presiones de las dos curvas punteadas; esta curva también
se le conoce como curva J. Cuando se tiene un flujo bajo, las pérdidas por friccién pueden despreciarse,
pero a medida que el flujo de gas incrementa, la velocidad aumenta sustancialmente, lo que hace que las
pérdidas por friccidn sean significativas a lo largo de la tuberia.

En cuanto a la curva de presién a causa del liqguido acumulado, la presién se reduce con el
aumento del flujo de gas. Esto se debe a que al aumentar este valor, lo hace también la velocidad de flujo,
llegando en determinado punto a estar por encima de la velocidad critica. Como resultado, el flujo del gas
arrastra el liquido acumulado en el pozo hasta superficie, generando una disminucidon de la carga

hidrostatica en fondo.



39

Figura 11. Curva TPC.
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Nota. Curva TPC caracteristica de un pozo de gas. Modificado de (Osorio, 2017).

Como se evidencia en la curva TPC de la figura anterior, esta muestra un punto de interseccién
entre las dos curvas punteadas. Esta zona de interseccidn representa el punto minimo en el cual el flujo
del pozo es estable. A la derecha de la interseccion, las pérdidas de presion incrementan a causa de la
friccion generada en la tuberia de produccién. Sin embargo, el flujo se encuentra en un régimen tipo
niebla, por lo que los liquidos son elevados hasta superficie.

En la region de la parte izquierda del punto de interseccidn, el flujo de gas es menor y las pérdidas
de presidn se deben a la columna hidrostatica generada por la acumulaciéon de liquidos. Ademas, en esta
zona de la curva, el fluido puede encontrarse entre dos regimenes de flujo. Cuanto mas a la izquierda se
ubique, habra un flujo tipo burbuja y si se encuentra cerca de la zona de interseccion pasara a un flujo

tipo bache.
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Generalmente, se asume que la regién de la parte izquierda del punto éptimo es una zona donde
el flujo es inestable, lo que puede resultar en un problema de carga de liquidos en fondo de pozo. Mientras
que, en la zona a la derecha de la interseccion, el flujo es lo suficientemente grande para transportar los
liguidos hasta superficie y mantener un estado estable. No obstante, la determinacidn de si un pozo tiene
problemas de carga de liquido o no mediante este método no es precisa, ya que se requiere la curva IPR

para proporcionar una estimacidon adecuada del fenémeno.

Figura 12. Regimenes de flujo en la curva TPC.
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Nota. Curva J con sus regimenes de flujo. Modificado de (Osorio, 2017).

3.4. IPRYTPC (Relacién entre la curva de rendimiento de entrada y tuberia de produccién)
Generalmente, cuando se grafican las curvas IPR y TPC para indicar la relacidn que existe entre

estas, pueden presentarse dos intersecciones, como se muestra en la figura 11. Un cruce hacia la parte
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izquierda del punto minimo de flujo estable, lo cual indica un punto operativo inestable, y otro cruce hacia

la parte derecha, que indica un punto operativo estable.

Figura 13. Curva IPR y TPC.

OPERACION INESTABLE

Pwi

OPERACION ESTABLE

Gasto minimo para flujo estable

Gasto, Qg

Nota. Relacion entre la curva de rendimiento de la tuberia y la curva de capacidad de entrega del pozo.

Modificado de (Osorio, 2017).

De acuerdo con el punto operativo estable de la figura anterior, si la tasa de flujo se incrementa
un poco llegando hasta el punto D, entonces la presién del fondo del pozo disminuira. Sin embargo, la
presion requerida para mantener el flujo en la tuberia esta por encima del punto D, lo que significa que la
contrapresion afiadida a la cara de la formacion provocara que el flujo regrese al punto de estabilidad en
donde las dos curvas se interceptan. De igual forma, sucede si el flujo disminuye y llega hasta el punto C,
la caida de presidon en la tuberia de produccién reducird la presién en la cara de la formacién, lo que

provocara un aumento en la tasa de flujo, por lo que también regresard a la zona de equilibrio.
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Figura 14. Cruce de curva IPR y TPC en la zona estable.
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Nota. Punto estable de operacidn. Modificado de (Osorio, 2017).

Por otra parte, si en la regién izquierda de la figura 11, el caudal se reduce hasta el punto A, la
presidn en el yacimiento incrementa debido a los fluidos acumulados en la tuberia. En consecuencia, el
aumento en la presién del yacimiento reduce alin mas el caudal de gas hasta que el pozo deja de fluir. De
forma similar, sucede si el pozo fluye en el punto B; el aumento de la presidén contra el yacimiento reduce

el flujo, por lo que la caida de presidn se incrementa en la tuberia, hasta que el pozo deja de fluir.
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Figura 15. Cruce de curva IPR y TPC en la zona inestable.
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Nota. Punto inestable de operacion. Modificado de (Osorio, 2017).

3.5. Didmetro de tuberia de produccion en el Analisis Nodal

Para el flujo en pozos de gas con produccidn de liquidos, el diametro de la tuberia de producciéon
juega un papel fundamental en la eficiencia con la que se pueden evacuar los fluidos del pozo. Pues los
tamafios de tuberias mayores tienden a presentar caidas de presion por friccion mucho mas bajas debido
a velocidades de flujo del gas mas reducidas, lo que reduce la capacidad de elevacién de los liquidos. Sin
embargo, para tamafios de tuberias mas pequefios, las pérdidas de presién por friccion son mucho mas
altas, lo que resulta en velocidades de gas mayores y a su vez, producen un mejor transporte de liquidos
hasta la superficie.

De modo que el disefio adecuado de una tuberia de produccién para el uso durante la vida til de
un pozo de gas es fundamental. En algunas ocasiones, para optimizar la produccién, puede ser necesario
considerar un cambio a una tuberia de produccién con un didmetro reducido de forma temprana. Por lo

tanto, es de gran utilidad realizar un Analisis Nodal adecuado para lograr el completamiento de un pozo
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con una tuberia de produccion de un didmetro que pueda ser aprovechado durante el mayor tiempo

posible.

Figura 16. Curvas de rendimiento de tuberias superpuestas a dos curvas IPR
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Nota. Efecto del didmetro de la tuberia sobre el desempefio futuro del pozo. Modificado de (Lea et al.,

2008e).
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4. LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL POR GAS EN POZOS DE GAS
En el presente capitulo se mostraran las diferentes tecnologias existentes para la elevacién de

liguidos acumulados en fondo de pozo por parte del método de elevacidn con gas.

4.1. Levantamiento artificial por gas

Es un método de produccidn en el cual se realiza un proceso de inyeccidén de gas externo, dirigido
hacia la corriente de flujo producida a una cierta profundidad del pozo. El gas afiadido se combina con el
gas producido por la formacién, reduciendo la presién en el fondo del pozoy, por lo tanto, incrementando
la entrada de fluidos desde la formacién hacia el pozo. Para eliminar liquidos acumulados en pozos de gas,
el volumen de gas inyectado se disefia de manera que, junto con el gas producido por la formacién, pueda
superar la tasa critica de elevacién de liquidos.

Generalmente, el sistema de elevacién es alimentado con gas a alta presidn, que es comprimido
por un compresor central que toma el gas producido por el campo y lo reinyecta nuevamente en los pozos

donde se emplea el sistema.

4.1.1. Ventajas del levantamiento artificial por gas sobre los métodos de levantamiento artificial por
bombeo.

Aunque el levantamiento artificial por gas no es un sistema que pueda reducir la presién de flujo
como lo puede hacer un sistema de bombeo optimizado, es el método que mas se asemeja a un flujo
natural. Por lo tanto, pueden existir varias ventajas ademas de ser uno de los métodos de levantamiento
mas versatiles.

4.1.1.1. Manejode RGL
Generalmente, los sistemas de bombeo resultan ineficientes cuando la relacidn gas-liquido (RGL) supera

un valor critico, siendo un valor tipico aproximado de 500 scf/bbl, debido a inconvenientes ocasionados
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por el gas en la bomba. Aunque se pueden aplicar medidas correctivas para estos sistemas de
levantamiento convencional, no sucede lo mismo con el sistema de levantamiento por gas. Esto se debe
a que se puede aplicar en pozos con altos RGL sin repercusiones significativas, ya que la cantidad de gas
aportado por la formacién reducira la cantidad de gas inyectado necesario.

4.1.1.2. Manejo de sélidos
La produccién de sélidos en el pozo representa un inconveniente, ya que su ingreso al flujo provoca una
reduccion sustancial en la vida atil de cualquier dispositivo encontrado en esta corriente. El sistema de
levantamiento artificial por gas no es una excepcidn, sin embargo, este sistema permite un mayor manejo
en cuanto a la produccién de arena y sélidos que un sistema de bombeo convencional.

4.1.1.3. Manejo en pozos desviados
El nivel de desviacién en un pozo juega un papel fundamental cuando esta en operacidn un sistema de
levantamiento artificial, ya que esto implica potenciales dafios mecanicos en los equipos, como en el
desgaste en las varillas en la zona de desviacion o los cables que alimentan las bombas de fondo. En
cambio, los sistemas de levantamiento artificial por gas pueden emplearse en pozos desviados sin
enfrentar problemas mecdnicos significativos.

4.1.1.4. Intervalos largos de produccién
Dentro del sistema de levantamiento por gas, existen algunas tecnologias recientes que permiten ayudar

a la elevacidn de zonas productivas extensas por debajo del empaque habitual en una instalacion.

4.1.2. Terminaciones del sistema de elevacion por gas

El papel fundamental en el proceso de levantamiento por gas en un pozo lo desempefian las
valvulas de elevacion, y estas a su vez se encuentran posicionadas dentro de la sarta en zonas especiales
para su instalacién, conocidas como mandriles. Estos mandriles determinan el espaciamiento entre

valvulas y el nUmero de valvulas que se emplearan en el sistema.
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Los sistemas comunmente empleados en el proceso de levantamiento por gas son: sistemas
convencionales y sistemas donde se emplean mandriles de bolsillos laterales o (SPM) por sus siglas en
ingles. En los sistemas convencionales, los mandriles admiten valvulas de levantamiento artificial por gas
roscadas colocadas en la zona exterior del mandril. Este tipo de valvulas solo pueden ser recuperadas y
cambiadas sacando la tuberia que las contiene por completo, lo cual incurre en altos costos de
reacondicionamiento, motivo por el cual es poco empleado en la actualidad.

Para los sistemas con mandriles de bolsillo lateral (SPM), es posible realizar la recuperacién de las
valvulas de elevacion por gas empleando una linea de acero desde superficie, sin necesidad de sacar la
tuberia. Por lo tanto, este tipo de mandriles son los mas usados en la actualidad. Este sistema de bolsillo
lateral se desarrollé con el fin de reducir los costos asociados con el cambio de un sistema de
levantamiento artificial por gas, permitiendo mantener el disefio original, para lograr la optimizacién del

sistema a medida que cambian las condiciones operativas del pozo.
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Figura 17. Disefios de levantamiento artificial por gas
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Nota. Disefio de levantamiento artificial por gas usando mandriles convencionales (izquierda) y mandriles

de bolsillo lateral con valvulas recuperables con cable (derecha). Modificado de (Lea et al., 2008c).
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Figura 18. Mandril de bolsillo lateral (SPM)
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Nota. Vélvula de elevacidn de gas en mandril de bolsillo lateral. Modificado de (Lea et al., 2008c).

4.1.2.1. Instalaciones en pozos horizontales
El nimero de pozos horizontales ha incrementado sustancialmente a nivel global. Por lo tanto, algunos
de estos pozos cuentan con instalaciones de levantamiento por gas para aumentar la produccién de
petréleo o en el caso de pozos de gas, para elevar con mayor efectividad los liquidos acumulados en fondo
de pozo.
En algunos casos, se ha intentado realizar instalaciones de elevacion por gas en la zona horizontal de los
pozos, pero esto resultd no ser adecuado por varias razones:

- El levantamiento artificial por gas funciona de manera tal que ayuda a reducir la carga

hidrostatica en la formacidn. En la seccidén horizontal o casi horizontal de un pozo, existe muy

poca cabeza vertical, por lo que la ubicacién de las valvulas de elevacion por gas en la zona
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horizontal sugiere poco beneficio en comparacidn con las valvulas colocadas en la seccidn
vertical del pozo.

- Paralaseccidn horizontal del pozo, el flujo bifasico (gas/liquido) tiende a estratificarse, lo que
permite que el gas se ubique en la parte superior y salga a la superficie sin ejercer un empuje
adecuado sobre el liquido. Esto reduce en gran parte la eficiencia del levantamiento artificial
por gas.

- Para el caso de las intervenciones a pozo, éstas se vuelven mds complicadas al realizar
mantenimientos en las vdlvulas de elevacidn por gas en las zonas con mayor inclinacién.

Cuando se lleva a cabo la terminacidn en un pozo horizontal con levantamiento artificial por gas, los
mandriles de elevacidon por gas se instalan por preferencia solo en la seccién del pozo donde la desviacién

de la vertical es menor a 70°.

4.1.3. Tipos de levantamiento artificial por gas
4.1.3.1. Levantamiento artificial por gas continuo
El sistema de elevacion por gas de flujo continuo consiste en una inyecciéon permanente en la
corriente de gas a una presion relativamente alta en la columna de fluido acumulado en el fondo, a través
de una valvula o sistema de vdlvulas en fondo de pozo. El gas de inyeccidn se mezcla con el gas producido
en la formacidn para llevar el fluido hacia la superficie, donde se ven implicados procesos como:
e Disminucién en la densidad del fluido, por lo que se disminuye el peso de la columna, de
manera que el diferencial de presién entre el yacimiento y el pozo se incrementa.
e Expansidn del gas inyectado de modo que se genere un empuje del liquido hacia superficie
reduciendo mucho mas la columna de fluido y en consecuencia aumentando el diferencial de

presion entre el yacimiento y el pozo.
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e Un desplazamiento de tapones de liquido por parte de grandes burbujas de gas que actuan
de forma similar a la de un pistén.

4.1.3.2. Levantamiento artificial por gas intermitente
Cuando los pozos de gas disminuyen la presion de fondo fluyente, llega un punto en el que el pozo ya no
es capaz de soportar el sistema de levantamiento por gas continuo. En este momento el pozo pasa a
utilizar el levantamiento por gas intermitente. En este proceso de cambio, es posible emplear el mismo
equipo de fondo, realizando las adaptaciones necesarias para el sistema intermitente. Para lograrlo, las
valvulas de descarga se remplazan por valvulas que bloquean estos orificios, evitando asi el paso de gas a
la corriente de produccién. Al mismo tiempo, la valvula operativa es remplazada por una vélvula de
presién de produccion, configurada a una presidn que refleje el nivel de fluido que se pretende alcanzar

en la tuberia de produccién antes de realizar el proceso de descarga (Lea et al., 2008c).

4.1.4. Diferentes configuraciones empleadas en el levantamiento artificial por gas
4.1.4.1. Circulacién continua de gas (CGC)

(Boswell & Hacksma, 1997) llevaron a cabo una investigacion de campo en la que propusieron
un método para el control de carga de liquido en pozos de gas la “circulacién continua de gas” (CGC).
El sistema planteado consiste en emplear parte del gas que sale del pozo hacia las ventas e ingresarlo
a un sistema de compresidon como se presenta en la figura 17, para posteriormente dirigirlo hacia el
espacio anular entre la tuberia de produccién y el revestimiento del pozo sin empaque en fondo,
logrando asi un incremento en la velocidad del gas, velocidad necesaria para elevar los liquidos hacia
superficie y eliminar la carga hidrostatica del pozo.

El sistema CGC se instalé de manera temporal en tres pozos del campo Ozona (Canyon Sand)
a manera de prueba y se implementé de manera permanente en un pozo del campo SW Lipscomb

(Cleveland Sand). En tres de los cuatro pozos donde se instal6 el sistema, funcioné con éxito, dando
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como resultado una mayor produccion de gas, pozos donde antes de la instalacion del sistema CGC
se empleaba la tecnologia de elevacién por émbolo, sin embargo, en un pozo del campo Ozona se
presentaron inconvenientes debido a una alta producciéon de condensado y una mala separacién
antes del ingreso del gas al compresor.

Por otra parte, se proponen dos configuraciones adicionales, como se muestra en la figura 18,
donde se emplea la “Circulacidon continua de gas”. Una configuracién con dos compresores, donde
uno tomarad parte del gas después del separador para reinyectarlo por el espacio anular del pozo y el
otro compresor se usara para descargar el resto de la produccién en la linea de ventas. El segundo
disefio consiste en instalar un compresor de manera convencional, donde parte de la descarga del gas
se dirigira hacia la inyeccion y el resto de la produccién se entregard a la linea de ventas. Sin embargo,
esta configuracion sugiere un inconveniente, pues seria dificil controlar la tasa de circulacidn hacia el
pozo al mismo tiempo que se dirige gas hacia la linea de ventas.

El sistema formulado presenta grandes ventajas en cuanto a la evacuacién del liquido y la
optimizacidn en la produccién de gas, ya que la produccion puede ser igual o superior a la obtenida
con sistemas de sarta de velocidad y levantamiento por émbolo. Ademas, este sistema es capaz de

manejar pozos con produccidn de arena, y no existen restricciones en caso de intervenciones al pozo.
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Figura 19. Circulacion continua de gas.
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Nota. Esquema aplicado en campo para el método de circulacion continua de gas. Modificado de (Boswell

& Hacksma, 1997).

Figura 20. Circulacion de gas continua usando 2 compresores.
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Nota. Configuraciones alternas de las propuestas CGC empleando dos compresores en el sistema.

Modificado de (Boswell & Hacksma, 1997).
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4.1.4.2. Disefios empleados en perforaciones largas
Segun (Polasek & Frost, 2012), cuando se perforan y completan pozos con largos intervalos de disparos,
la carga de liquido y la acumulacién en fondo ocurre como resultado de bajas velocidades bajo el
empaque. Tras una recopilacion bibliografica de las diferentes configuraciones empleadas en el
levantamiento artificial por gas dptimo para pozos verticales profundos y horizontales largos desviados,

se tiene:

4.1.4.2.1. Conjunto de derivacion anular (ABA)

El ensamblaje de derivacién anular es similar al levantamiento artificial convencional con una
modificacion en el empaque de fondo, lo que permite que una derivacidon de gas pase a través del
empacador y llegue hasta el espacio anular comprendido entre la sarta de produccion y la tuberia de
revestimiento. El sistema permite la produccién éptima de pozos desviados y permite la inyeccion de
guimicos tanto por encima como por debajo del empaque. Las caracteristicas de los pozos desviados los
convierten en buenos candidatos para el sistema ABA, debido a que limitan la profundidad a la que se
puede asentar un empaque.

Figura 21 .Conjunto de derivacién anular (ABA)
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Nota. Derivacion anular para inyeccién de gas en pozos verticales y horizontales. Modificada de(Polasek &

Frost, 2012)
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4.1.4.2.2. Tubo de inmersion

Consiste en un método de elevacion profunda que utiliza un adaptador de flujo cruzado y un mini
pozo Unico debajo del obturador. El sistema permite una inyeccién de gas comprimido en la zona mds
profunda sin generar una contrapresion a la formacidn. Una instalacidn tipica podria ser una tuberia de 2
3/8” sobre el empaque, un adaptador de flujo cruzado con una tuberia por debajo del empaque de 2 7/8”
y una sarta de inyecciéon interna de 1” o 1 %4” dentro de la tuberia que se encuentra por debajo del
empagque. El gas comprimido viaja por el espacio anular entre la tuberia de produccidn y el revestimiento,
através del adaptador de flujo cruzado y hacia la sarta de inyeccidn. El gas de inyeccidn sale de una valvula
de levantamiento por gas en la parte inferior de la tuberia de inyeccidon, posteriormente este gas se mezcla
con el liquido y gas producido contenido en el espacio anular entre la tuberia de 2 7/8” y la tuberia de

inyeccion de 1”.

Figura 22. Tubo de inmersion
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Nota. Tuberia de inmersidn para pozos horizontales y verticales. Modificado de (Polasek & Frost, 2012).

4.1.4.2.3. Velocidad anular mejorada (EAV)
Este método emplea tuberias y valvulas de levantamiento artificial por gas sobre el

empacador y una tuberia de inyeccidn con valvulas de levantamiento artificial internas por gas
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por debajo. En el sistema, el gas fluye por el espacio anular llegando hasta el adaptador de flujo
cruzado en el empaque, para luego pasar hasta la sarta de inyeccion debajo, que actlia como una
tuberia de almacenamiento de gas. Posteriormente, este gas sale por las valvulas hacia el espacio
anular entre el pozo y la sarta de inyeccién, permitiendo que el liquido sea elevado por el espacio
anular y llegue hasta el adaptador de flujo cruzado, para pasar hasta la tuberia de produccién. El
sistema EAV es aplicable en cualquier pozo con un intervalo disparado horizontal o largo donde

se necesita un punto de levantamiento por debajo del empacador.

Figura 23. Velocidad anular mejorada (EAV)
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Nota. Levantamiento por gas bajo el empaque. Modificada de (Polasek & Frost, 2012).

4.1.4.2.4. Marton AVE

El sistema Maratén AVE permite la inyeccidn de gas a través de una sarta de inyeccidén debajo del
empadque, similar al sistema EAV, pero ofrece la ventaja de ser recuperable con cable, asi como el conjunto
del adaptador de flujo cruzado y todas las vdlvulas de levantamiento artificial por gas, ya sea por encima

o por debajo del empaque.



57

Figura 24. Maratdn AVE
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Nota. Sistema Maraton AVE aplicado a pozos verticales y horizontales. Modificado de (Polasek & Frost,

2012).

4.1.4.2.5. Sarta Muerta

Esta configuracién se puede emplear con o sin un empaque. La instalacion consta de tuberia de
produccién y valvulas de levantamiento artificial por gas sobre un sub de flujo cruzado ranurado y una

sarta muerta debajo. El gas y el liquido producido ingresan con una velocidad adecuada a través de la zona

ranurada en el anular, pasando hacia la tuberia de produccion.

Figura 25. Sarta Muerta

- = e e M

‘Levantafiiiento Por.Gas Bajo El
= X 1

: = FEmpaguessms—
SSETIRVERicaT ColgadaSin EMpaque De-
1= “Fonde, ol

[ T —

——=Gas
Fluidoi

Gas
# “Fuido

Nota. Modificado de (Polasek & Frost, 2012).
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4.1.5. Tuberia Flexible

Los sistemas de elevacion por gas suponen un alto valor en su implementacién. Por lo tanto, los
proveedores de tuberia flexible han desarrollado sistemas de elevacién por gas en tuberias flexibles con
el objetivo de reducir costos y mejorar la versatilidad. Estos sistemas proporcionan conjuntos completos
de fondo de pozo que pueden ser instalados en tuberias de revestimiento de didmetro reducido o incluso
en tuberias de produccién. Al implementar el sistema, es posible reducir gastos iniciales con
terminaciones sin equipo de perforacién y menores tiempos de instalacion.

La tuberia flexible de didmetro reducido también puede mejorar la eficiencia del proceso de
elevacidn al reducir el area de la tuberia, pero a costa de la fricciéon adicional determinada por el area de

flujo transversal mas pequeiia.

Figura 26. Sistema de elevacion por gas con tuberia flexible

Nota. Vista de cerca de valvulas de elevacion por gas con tuberia flexible. Modificado de (Lea et al.,

2008c).
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Un ejemplo de implementacién de este sistema de elevacidn por gas con tuberia flexible lo presentan
(Almeyda et al., 2018). En este estudio se muestra el desarrollo de un piloto de Levantamiento Artificial
por Gas con Tuberia Flexible (CTGL) por sus siglas en inglés, en un yacimiento con fluidos composicionales
en el noreste de Colombia. El estudio abarca desde el disefio del piloto hasta su operacidn, con el objetivo
de reactivar pozos con alta produccién de agua y muy baja relacidén gas-liquido.

El modelo propuesto y ejecutado a finales de 2015 (CTGL), por primera vez en el mundo, constaba

de una tuberia flexible de 1 3/8” a 2” llevada a mas de 12.000 ft. Se utilizé en pozos con tuberia de
produccién 5 %4” o 7”, la tuberia flexible (TF) estaba equipada con 2 vélvulas de retencidén de doble aleta
para evitar el reflujo del pozo hacia la tuberia flexible.
La tuberia flexible se cuelga por encima de la cabeza del pozo en el drbol de valvulas con un cuello de
pesca, lo que permita la recuperacion segura de la sarta de TF cuando fuera necesario. Al quedar colgada
la tuberia flexible las valvulas de cierre quedan totalmente inhabilitadas, por lo tanto, se hacia necesaria
la implementacion de una valvula accionada hidraulicamente en la parte superior para cerrar el flujo del
fluido de inyeccidn.

A partir de un analisis nodal, se determinaron los pozos como posibles candidatos para la
implementacion de la tecnologia, asi como el punto éptimo de inyeccidn, la tasa y la presién requerida
para levantar la columna hidrostatica. La inyeccidn de gas se realizaba a través de la sarta de tuberia
flexible y se produce por el espacio anular comprendido entre la tuberia de producciény la tuberia flexible.

Como resultado, se obtuvo que la implementacidon de la tecnologia permitié recuperar una
produccién perdida en 3 pozos piloto, demostrando que la tecnologia implementada puede ser una
alternativa de bajo costo para producir pozos que han reducido considerablemente su produccion o
incluso que se encuentren sin produccién. Ademas, se encontré que debido a la produccion de CO; a altas

temperaturas del liquido producido, podrian surgir problemas de corrosion en la parte superior de la sarta
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de TF en la zona exterior de ésta. Por lo tanto, se debe evaluar una posible modificacién para mitigar estos

inconvenientes de corrosion.

4.1.6. Sistema de levantamiento artificial digital inteligente (DIAL)

Tras constantes investigaciones para desarrollar y mejorar los sistemas de elevacién por gas
surgen nuevas propuestas como la de (Al Qahtani et al., 2021). En su estudio presentaron un disefo
optimizado de levantamiento artificial por gas, mediante el uso de valvulas inteligentes para el campo
Khafji, donde se empled el sistema de levantamiento artificial digital inteligente (DIAL) por sus siglas en
inglés.

El sistema optimiza la produccién reduciendo las intervenciones a pozo debido a que las vélvulas
DIAL constan con hasta 6 orificios de inyeccidon independientes. Ademas, este sistema se controla
completamente desde superficie, permitiendo una apertura o cierre de las valvulas de manera remota.
También le permite al operador disminuir o incrementar la tasa de inyeccion de acuerdo con los
requerimientos del pozo. Dado que las unidades DIAL se controlan de manera digital, su apertura o cierre
no se ven afectadas por los cambios de presidn o temperatura del fondo del pozo, el sistema esta
equipado con una serie de sensores de temperatura y presién que facilitan la obtencién de datos en
tiempo real del gradiente de presién y temperatura del pozo cuando este se encuentra en flujo.

El sistema se propuso para un pozo denominado X1, donde se realizé una comparacién del
sistema de levantamiento artificial por gas convencional con valvulas de bolsillo y el sistema equipado con
unidades DIAL. La conclusidn a la que se llegd fue que el sistema DIAL permite un incremento ligeramente
mayor en la produccién debido a la profundidad a la que se puede instalar. Ademas, se obtendrian
beneficios en términos de optimizacion de produccidn, ya que se evitarian las intervenciones al pozo que

se realizan en el sistema convencional para hacer cambio de los mandriles en caso de requerir una mayor
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tasa de inyeccion. Todo esto se traduce en menores costos operativos y evita la pérdida de dias de
produccién del pozo.

El sistema de levantamiento artificial digital por gas mejora de manera notable el control de la
produccién de un pozo. Permite realizar los ajustes de manera remota y proporciona un monitoreo
constante de las condiciones del pozo. Esto resulta en una disminucién de costos de intervenciény en la
reduccion de riesgos asociados a la operacién. Ademas, al aplicar el sistema a los diferentes pozos
existentes en un campo, se pueden potenciar de tal manera que la tasa de inyeccién para cada pozo se
ajuste de forma que se obtenga un caudal de hidrocarburo deseado.

Este enfoque también permite gestionar de manera mds eficiente, variables como la
disponibilidad del gas de inyeccién, optimizando este recurso en pozos de mayor produccién en caso de

gue se presente una disminucion de suministro o un fallo en el sistema de compresion.

Figura 27. Arquitectura del sistema DIAL
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Nota. Partes que componen un sistema DIAL. Modificado de (Al Qahtani et al., 2021).
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Tabla comparativa de ventajas y desventajas para las diferentes tecnologias de elevacidn por gas

En la siguiente tabla se resumen ventajas y desventajas de cada tecnologia, su utilidad en casos

particulares, rangos operativos en los cuales puede emplearse la tecnologia y algunas consideraciones.

Tabla 2. Ventajas y desventajas de las diferentes tecnologias existentes en el método de

elevacion por gas.

Variaciones en
la tecnologia

Ventajas

Desventajas

Consideraciones

Circulacidn
continua de
gas (CGC)

-No se emplean valvulas de
inyeccion

-Manejo de produccién con
arena
-Sin
momento de

restricciones al
realizar
intervenciones en pozo

- Emplea un gran
volumen de gas
- Aplicable a pozos sin

empaque de fondo

- En una de las
configuraciones
propuestas se deben
emplear dos
compresores

Conjunto de
derivacion
anular (ABA)

- Se puede realizar inyeccidn
de gas bajo el empaque de
fondo

- Aplicable en pozos

desviados

-Su instalacion incluye un
conjunto de derivacién
para inyectar gas bajo el
empaque

-Dificultades al momento
de realizar
intervenciones

- Es necesario realizar un
nuevo completamiento
con la nueva sarta de

elevacién por gas

- Flujo de gas para un
O6ptimo funcionamiento
400Mcfd

- Adecuado para
volimenes de liquido
producido menor a 500

Bbl/d

Tubo de
inmersion

- Inyeccién de gas en zona
cercana a los perforados

- No genera una
contrapresién en la
formacién

- La instalacién incluye un
adaptador de flujo
cruzado y un mini pozo
dificultan

que una

intervencién al pozo

- Flujo de gas para un
O6ptimo funcionamiento
800 — 1000+ Mcfd
- Adecuado para
volimenes de liquido
producido mayores a 500
Bbl/d.
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Variaciones en
la tecnologia

Ventajas

Desventajas

Consideraciones

Velocidad
anular
mejorada
(EAV)

- Inyeccion de gas cerca de
las zonas perforadas mas
bajas.

- Sarta de inyeccidn de gas
bajo el empaque.

- Dificultad para una
intervencién a pozo.

- Sarta de inyeccién no
recuperable con linea de
acero.

- Flujo de gas para un
O6ptimo  funcionamiento
800 — 1000+ Mcfd.
-Adecuado para
volimenes de liquido
producido menor a 500
Bbl/d.

Maraton (AVE)

- Similar al equipo EAV, pero
el equipo de flujo cruzado y
todas sus valvulas pueden
ser recuperadas con linea de
acero.

-Enlazona del adaptador
de flujo cruzado se
reduce el area de flujo.

- Dificultad para una

intervencién a pozo.

- Flujo de gas para un
6ptimo funcionamiento
800 — 1000+ Mcfd.
-Adecuado para
liquido
producido menor a 500
Bbl/d.

volimenes de

Sarta Muerta

- Se puede instalar con o sin
empagque de fondo.

- Dificultad para una
intervencién a pozo.

- Flujo de gas para un
Optimo  funcionamiento
800 — 1000+ Mcfd.
-Adecuado para
volimenes de liquido
producido mayores a 500

Bbl/d.
- Reducidos costos de | - Reduccidonenelareade |- Se debe realizar la
Tuberia implementacion. flujo en la sarta de | instalacion de valvulas
flexible - Su instalaciéon se puede | produccion. para control de flujo
realizar sin una modificacion | - La reduccién del area | sobre el arbol de vélvulas,
en la sarta de produccion. transversal de la tuberia | ya que la tuberia flexible
podria dificultar el acceso | instalada inhabilita las
al pozo en caso de una | valvulas existentes.
intervencion.
- Control optimizado de flujo | - Alto coste de | - Tecnologia reciente.
Sistema de de inyeccidn de gas. implementaciéon por su

levantamiento
artificial digital
inteligente
(DIAL)

- Vaélvulas de inyeccion
variables.
- Sensores de presion,

temperatura y flujo en
fondo.
- Monitoreo y control desde

superficie

tecnologia.

Nota. Tabla comparativa creada a partir de la informacién recopilada.
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5. SELECCION DE PUNTOS DE ANALISIS A PARTIR DEL HISTORIAL DE PRODUCCION Y CALIBRACION DE
SIMULADOR
En el actual capitulo, se presentara la seleccién de datos tomados a partir de los historiales de
produccidn de cada uno de los pozos para la posterior calibracidén y analisis en el simulador.
Para la calibracidn de los pozos en el simulador, se empleara el estado mecanico que se encuentre
operativo en el tiempo para el cual se emplean los datos de produccién. Una vez completada la

calibracion, se mostrard el comportamiento particular de cada pozo con sus casos respectivos.

5.1. Eleccién de pozos para estudio

Para la seleccién de los pozos, se consideraron aquellos que experimentaron un incremento
significativo en la produccidn de agua en un periodo de tiempo, que presenten problemas de acumulacion
de liquido en fondo y para los cuales se dispone de informacidn suficiente para su caracterizacién y andlisis

en el software.

5.2. Seleccidn de los puntos de andlisis en cada pozo
En el proceso de identificacion de datos para el andlisis, se empled el historial de cada pozo y se
aplicaron criterios de selecciéon que incluyeron:
- Elegir un periodo de tiempo donde se tuviese un aumento progresivo en la produccion de
agua.
- Asegurarse de que durante el rango de tiempo seleccionado para el analisis no se presenten
modificaciones en el estado mecanico del pozo.
- Confirmar que no se hubiesen realizado intervenciones en el pozo durante el periodo de

tiempo seleccionado.
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Para cada pozo, se tomaron tres casos dentro del rango de tiempo elegido, donde su aporte de

agua incrementaba para cada caso.

5.3. Filtrado de datos para calibracién en software

En la seleccidn de los datos de produccidén para cada caso, se tuvo en cuenta que el software
requiere una muestra de datos. Se prefirid tomar un rango de dias en los cuales la produccién del pozo
sea relativamente estable para que la calibracién del modelo en el software se asemeje lo mas posible al

comportamiento real.

5.4. Pozos estudiados.
Los pozos empleados para el estudio corresponden a pozos con caracteristicas similares en cuanto
a su produccidn. La composiciéon del gas es semejante por tratarse de pozos de gas seco y adicionalmente,

presentan problemas similares de carga de liquido.

5.4.1. Pozo X1
El pozo X1 corresponde a un pozo cuya produccién de gas se habia mantenido sin un aporte
significativo de agua en sus primeros afos de produccidn. Sin embargo, repentinamente se observd un

volumen de agua reportado alto y continud incrementando en los meses posteriores al aporte inicial.

5.4.1.1. Estado mecanico del pozo.
En la siguiente tabla se muestra la descripcién del estado mecanico del pozo X1, del cual se

emplearon partes generales que pueden ser cargadas para el disefo en el software.



Tabla 3. Descripcion del estado mecdnico del pozo X1.
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REVESTIMIENTOS

Revestimiento | Diametro |Peso (Ib/ft)| Grado T((::))e Za(;f):)to Longitud (ft)
Superficie 95/8" 43,5 N-80 0 983 983
Fondo 7" 26,23 N-80 0 8676 8676
INTERVALOS CANONEADOS
Fecha Tiros por pie | Tope (ft) | Base (ft) Tipo de carga Condicidn | Intervalos (ft)
Super Deep .
14/08/2010 5 7676 7692 Penetration Charge Activo 16
14/08/2010 5 7716 7732 Super Deep Activo 16
Penetration Charge
Super Deep .
14/08/2010 5 7743 7754 Penetration Charge Activo 11
14/08/2010 5 7782 7790 Super Deep Activo 8
Penetration Charge
Super Deep .
14/08/2010 5 7862 7870 Penetration Charge Activo 8
14/08/2010 5 8122 8136 Super Deep Activo 14
Penetration Charge
Super Deep .
21/09/2016 5 8013 8045 Penetration Charge Activo 32
SARTA DE PRODUCCION
Descripcidn Lorzftl)t ud Desde Hasta
DRM 20 0 20
Tubing hanger 7 1/16"x3 1/2" EUE 0,45 20 20,45
X031/2" Pin TSHB x 3 1/2" EUE 0,35 20,45 20,8
26 jts tubing 3 1/2" TSHB 9.2# 818,18 20,8 838,98
\(/)V;IIStart TRSV 3 1/2" x 2.813" X9 Cr Nitrile Rubber TSHB 5.2 4,73 838,98 843,71
211 jts tubing 3 1/2" TSB 9.2# 6616,79 843,71 7460,5
Dura Sleeve Sliding Side Door 3 1/2" x 2.75" X9 Cr-1Mo TSHB 3,96 7460,5 7664,46
1 jt tubing 3 1/2" 9.2# TSB 31,49 7664,46 7495,95
X0 3 1/2" Pin Van Top x 3 1/2" TSHB box 1,06 7495,95 7497,01
PHL Hydraulic-Set Oerma- Lach Retriable Packer 7" 23-29 #3
1 1 1
1/2" w/XO Vam Top X TSHB 4,14 7497,0 7505,15
1 jt tubing 3 1/2" 9.2# TSB 31,6 7505,15 7532,75
Landing nipple Bottom No-Go 2.75" XN x 3 1/2" TSHB x EUE 1,52 7532,75 7534,27
1 Pup joint 3 1/2" 9.3# EUE 8,12 7534,27 7542,39
Wire Line Re-Entry Guide 3 1/2" EUE 0,5 7542,39 7542,89

Nota. Tabla creada a partir de la informacidn suministrada por el director.
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5.4.1.2. Historial de produccién en el rango evaluado para el pozo.

El rango de historial empleado para el analisis del pozo X1, se tomd entre los afios 2017 y 2020,
debido a que se presentaba un aporte inicial de agua nulo y que posteriormente se reporté un volumen
considerable que siguié incrementando en los meses siguientes, adicionalmente en el periodo

seleccionado no presentaba modificaciones del estado mecanico.

Figura 28. Historial de produccién empleado para el andlisis del pozo X1.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién suministrada por el director.
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5.4.1.3. Seleccién de datos para analisis del pozo.
La seleccidn de datos para el pozo X1 se realiz6 en un amplio rango de historial, por lo que los
casos pudieron ser tomados de diferentes afios de produccion, buscando espacios de tiempo donde esta

produccién sea relativamente estable tanto en el caudal de gas como en el de agua.

Tabla 4. Casos de andlisis para el pozo X1 y datos para calibracion del modelo.

Caso Fecha Qg Qg_prom | WHP Qw WGR WGR Prom Pwf Pyac

(MMcf/d) | (MMcf/d) | (psi) |(Bbls/d) | (Bbls/MMscf) | (Bbls/MMscf) | (psi) (psi)
9/07/2017 | 15,686 2270 1,92 0,12 2987

1 |10/07/2017| 15,685 15,652 | 2270 1,88 0,12 0,12 2987 2991
11/07/2017| 15,585 2271 1,90 0,12 2988
27/10/2018 | 13,637 1790 | 158,00 11,59 2493

2 |28/10/2018| 13,682 13,549 1789 | 159,00 11,62 11,74 2492 2684
29/10/2018 | 13,329 1795 | 160,00 12,00 2498
7/05/2020 7,755 1373 | 315,65 40,70 2136

3 8/05/2020 7,745 7,742 1373 | 313,11 40,43 40,64 2136 2326
9/05/2020 7,724 1374 | 314,99 40,78 2137

Nota. Tabla creada a partir del historial de produccién proporcionado por el director.

5.4.1.4. Calibracidn en software y analisis de comportamientos.
La calibracién del pozo en el software permite observar comportamientos utilizando los diversos
datos necesarios para ello. Se pueden comparar los diferentes comportamientos en cada uno de los casos,

en donde se miran variables importantes tales como:

5.4.1.4.1. (IPR) Curva de capacidad de entrega del pozo.
Como se puede apreciar en la curva de comportamiento del pozo en la Figura 31, esta disminuye en cada
caso. Esto se debe a la reduccion progresiva de la presidn de yacimiento y el incremento en la produccion

de agua. La presién de yacimiento pasa de 2991 psi en el primer caso a 2684 psi en el caso 2 vy
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posteriormente a 2326 psi en el tercer caso. Por lo tanto, el potencial de produccién del pozo disminuye

en cada caso, lo cual es claramente evidente en la gréfica.

Figura 29. Evolucidn de cada IPR en los casos planteados
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.1.4.2. Carga de liquido.
El flujo de gas necesario para evacuar el liquido en cada zona de la tuberia se muestra en la Figura 32. En
esta figura, se puede apreciar que se requiere un mayor flujo de gas cuando el fluido se encuentra en la
zona de mayor area transversal. Esta area corresponde a la seccién que se encuentra ubicada por debajo
de la tuberia de produccidn en la zona del completamiento. Sin embargo, una vez el fluido ingresa a la

tuberia de produccién, el flujo necesario para elevar el agua producida se reduce sustancialmente.



Figura 30. Flujo de gas necesario para eliminar el liquido en el trayecto completamiento-

superficie.
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Nota. Gréfico creado a partir de informacidn entregada por software.

5.4.1.4.3. Relacion de carga de liquido con velocidad de flujo en cada caso.

Esta relacidon se encuentra directamente relacionada con el andlisis de la Figura 30. La relaciéon indicada

en la Figura 31 es un valor que proporciona una sefial sobre la posible acumulacién de liquido en el pozo.

Cuando el valor se aleja de uno (1), indica un posible riesgo de acumulacidn de liquido, mientras que, si el

valor se encuentra cerca de uno o por debajo de este, no existe un riesgo de acumulacién de liquido.

Por lo tanto, de acuerdo con esto, el caso numero 3 es el que presenta un mayor riesgo de acumulacidn

de liquido, en particular en la zona del completamiento por debajo de la tuberia de produccidn.
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Figura 31. Relacion empleada para determinar si existe riesgo de carga de liquido.
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Nota. Grafico creado a partir de informacidn entregada por software.

5.4.1.4.4. Velocidad media del fluido en el pozo.
En la Figura 32, se puede observar la velocidad que adquiere el fluido a lo largo de tuberia del pozo. La
figura muestra una baja velocidad cuando el fluido se encuentra en la zona con mayor area transversal de
flujo, la velocidad del fluido incrementa rapidamente cuando ingresa a la tuberia de produccién, velocidad
gue continda aumentando hasta llegar a superficie. Se puede notar como en el caso 3, la velocidad del
fluido es menor que en los otros casos, esto podria deberse a una mayor cantidad de agua en la corriente
del fluido y a un caudal de gas mas bajo, aunque esto no es acorde en los casos 1y 2, hay que tener en
cuenta que la velocidad del fluido en este caso es la suma de la velocidad del gas y del liquido. Por lo tanto,

en estos casos, el resultado puede desviarse de un comportamiento aparentemente obvio.
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Figura 32. Velocidad promedio del fluido desde el fondo del pozo hasta superficie.

Velocidad media del fluido

1000

2000

3000

4000

(S
o
o
o

Elevacion (ft)

6000

7000 € { ‘ )
=l {E
8000 n -~

9000

0 5 10 15 20 25 30 35
Velocidad media del fluido (ft/s)

—@—C1 (0,12 Bbls/MMscf) —0—C2 (11,74 Bbls/MMscf) —O— C3 (40,64 Bbls/MMscf)

Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.1.4.5. Gradientes de fluido en cada caso.
En la Figura 35 se muestra el comportamiento del gradiente del fluido en cada caso, notandose un claro
incremento en este cuando el valor de agua aumenta. Sin embargo, el comportamiento es mas evidente
en la seccién de la tuberia de produccion. Cuando el fluido se encuentra en la zona del completamiento
antes de ingresar a la tuberia de produccidn, el gradiente actua de forma diferente. Esto se debe a la
cantidad de agua y el flujo de gas aportados por el pozo en la zona del completamiento, lo que influye en

el comportamiento del gradiente en esa seccion especifica.



Figura 33. Gradientes del fluido en el pozo para cada caso.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.2. Pozo X2

El pozo X2 corresponde a un pozo cuya produccién se habia mantenido sin un aporte significativo

de agua por varios afios. Sin embargo, de repente el volumen de agua producido comenzé a incrementar

sustancialmente.

5.4.2.1. Estado mecanico del pozo.

En la siguiente tabla se muestra la descripcién del estado mecanico del pozo X2, del cual se

utilizaron partes principales que pueden cargarse para el disefio en el software.



Tabla 5. Descripcion del estado mecdnico del pozo X2.
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REVESTIMIENTOS

Revestimiento | Diametro (r:;f:) Grado Tope(ft) Zapato(ft) Longitud (ft)
Superficie 95/8" 43,5 N-80 0 986 986
Fondo 7" 26,23 N-80 0 8494 8494
INTERVALOS CANONEADOS
Tiros por Base Intervalos
Fecha pie Tope (ft) (ft) Tipo de carga Condicién (ft)
9/10/2011 5 7606 7624 TCP Tipo Millenium Abierto 18
9/10/2011 5 7652 7660 TCP Tipo Millenium Abierto 8
9/10/2011 5 7668 7676 TCP Tipo Millenium Abierto 8
9/10/2011 5 7710 7723 TCP Tipo Millenium Abierto 13
9/10/2011 5 7762 7768 TCP Tipo Millenium Abierto 6
9/10/2011 5 7782 7790 TCP Tipo Millenium Abierto 8
10/10/2011 5 7824 7828 TCP Tipo Millenium Abierto 4
10/10/2011 5 7840 7856 TCP Tipo Millenium Abierto 16
10/10/2011 5 7885 7896 TCP Tipo Millenium Abierto 11
10/10/2011 5 8021 8029 TCP Tipo Millenium Abierto 8
10/10/2011 5 8048 8056 TCP Tipo Millenium Abierto 8
10/10/2011 5 8067 8076 TCP Tipo Millenium Abierto 9
11/10/2011 5 8124 8140 TCP Tipo Millenium Abierto 16
13/10/2016 5 7527 7534 Maxforce Charges Abierto 7
13/10/2016 5 7566 7573 Maxforce Charges Abierto 7
13/10/2016 5 7917 7925 Maxforce Charges Abierto 8
13/10/2016 5 7932 7936 Maxforce Charges Abierto 4
13/10/2016 5 7950 7958 Maxforce Charges Abierto 8
13/10/2016 5 8001 8007 Maxforce Charges Abierto 6
SARTA DE PRODUCCION
Descripcion Lorzftl)t ud Desde Hasta
Elevacidn Mesa Rotaria 22 0 22
Tubing hanger 0,45 22 22,45
Tubing 3-1/2" TSHB 23,58 22,45 46
3 Spacing pup joint 3-1/2" (10.73ft + 4.75ft + 8.1ft) 29,79 46 75,8
Tubing 3-1/2" TSHB 859,44 75,8 935,3
X-over 3-1/2" vamtop pin x 3-1/2" TSHB Box 5,23 935,3 940,5
Security valve 4,04 940,5 944,5
X-over 3-1/2" vamtop pin x 3-1/2" TSHB Pin 5,23 944,5 949,8
207 jt Tubing 3 1/2" TSHB 6344,13 949,8 7293,9
camisa de circulacion 2,81" 3,64 7293,9 7297,5
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Packer 7" centro de gomas 7300.48ft 9,4 7297,5 7306,9
Tubing 3-1/2" TSHB 4,13 7306,9 73111
Landing Nipple 2.81 "x" perfil 1,09 73111 7312,2
Tubing 3-1/2" TSHB 10,1 7312,2 7322,3
Landing Nipple 2.75" "XN" perfil 1,25 7322,3 7323,5
Tubing 3-1/2" TSHB 4,13 7323,5 7327,6
Entry guide 0,96 7327,6 7328,6

Nota. Tabla creada a partir de informacién suministrada por el director.

5.4.2.2. Historial de produccién en el rango evaluado para el pozo.

Para el pozo X2 se tomd un rango de datos de produccién comprendido entre los afios 2016 y

2018, pues en este rango el pozo tenia una producciéon de agua muy baja en el afio 2016, pero que

rapidamente se incrementd a valores muy altos en los siguientes 2 afios.

Figura 34. Historial de produccion tomado para el andlisis del pozo X2.
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5.4.2.3. Seleccién de datos para analisis del pozo.
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Para la seleccién de datos del pozo X2 se empled un amplio rango de historial, de manera tal que

los casos pudieran ser elegidos en diferentes afios de produccidn, procurando rangos de tiempo donde la

produccién sea mds o menos estable.

Tabla 6. Casos de andlisis para el pozo X2 y datos para calibracion del modelo.

Caso Fecha Qg Qg Prom | WHP Qw WGR WGR_Prom Pwf Pyac

(MMcf/d) | (MMcf/d) | (psi) | (Bbls/d) | (Bbls/MMscf) | (Bbls/MMscf) | (psi) (psi)
2/11/2016 | 15,139 2082 | 123,19 8,14 2792

1 3/11/2016 | 15,372 | 15,398 | 2091 | 115,94 7,54 7,68 2801 | 3144
4/11/2016 | 15,682 2060 | 115,45 7,36 2770
13/10/2017 | 4,973 2100 | 368,41 74,08 3020

2 |14/10/2017| 4,976 4,982 2063 | 380,20 76,40 75,71 2983 | 3055
15/10/2017 | 4,998 2087 | 383,10 76,66 3007
7/10/2018 6,238 1745 | 974,58 156,23 2832

3 8/10/2018 6,340 6,284 1706 |1003,50 158,29 157,86 2793 | 2937
9/10/2018 6,274 1742 | 997,94 159,06 2829

Nota. Tabla creada a partir del historial de produccién proporcionado por el director.

5.4.2.4. Calibracidn en software.

Al calibrar el pozo en el software con los diferentes datos necesarios para ello, se permite la

comparacién de los diferentes comportamientos en cada uno de los casos. En estos casos, se puede

observar variables importantes, como:

5.4.2.4.1.

(IPR) Curva de capacidad de entrega del pozo.

Como se puede apreciar en la Figura 35, el comportamiento de la curva de rendimiento del pozo presenta

una disminucidn causada por la reduccién en la presion de yacimiento y un incremento en el aporte de

agua en cada caso. En el primer caso, la presidn de yacimiento es de 3144 psi, reduciéndose hasta los 3055
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psi en el segundo caso y llegando a los 2937 en el tercer caso. Aunque la reduccién en la presion de
yacimiento no es tan grande como en el pozo X1, si es posible observar una clara disminucién en el

potencial del pozo.

Figura 35. Evolucidn de cada IPR en los casos planteados
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.2.4.2. Carga de liquido.
En la Figura 36 se muestra el flujo de gas necesario para evacuar el liquido en el pozo. Se puede apreciar
gue se necesita un mayor flujo de gas cuando el fluido se encuentra en la zona de mayor area transversal,

notandose que en los casos 1y 2 hubo una mayor variacidn en esta zona. Sin embargo, una vez que el
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fluido ingresa a la tuberia de produccion, el flujo necesario para elevar el agua producida se reduce
sustancialmente y los valores son similares en ambos casos.

Para el caso 3, es importante destacar que no existe una serie de puntos desde el fondo del pozo, sino
gue solo se presentan en superficie. Esto se debe a que el software no proporciona valores cuando el flujo

de agua es muy alto, por lo que no es posible visibilizar manera completa su comportamiento.

Figura 36. Flujo de gas necesario para eliminar el liquido en el trayecto completamiento-

superficie.
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Nota. Grafico creado a partir de informacidn entregada por software.

5.4.2.4.3. Relacion de carga de liquido con velocidad de flujo en cada caso.
Esta relacion se encuentra conectada con el anadlisis de la Figura 36, ya que el comportamiento que se

visualiza en la Figura 37 advierte sobre una posible carga de liquido en el pozo. Cuando el valor se
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encuentra por encima de uno, sugiere un riesgo de carga de liquido mientras que, si el valor se encuentra
cercano a uno o por debajo de este, no existe un riesgo de acumulacién de liquido.

De acuerdo con esto, el caso nimero 2 es el que presenta un mayor riesgo de acumulacion de liquido,
especialmente en la zona de mayor area transversal de flujo, es decir, la seccidon del completamiento por
debajo de la tuberia de produccidn. Para el caso 3, aunque no es posible visualizar totalmente su
comportamiento, se puede proyectar que su comportamiento se asemeja al caso 2, lo que también
indicaria un riesgo de acumulacién de liquido en fondo. En el caso 1, dado que su relacién en el fondo de

pozo es cercana a uno, se puede descartar un problema de carga liquida.

Figura 37. Relacion empleada para determinar si existe riesgo de carga de liquido.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.
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5.4.2.4.4. Velocidad media del fluido en el pozo.

En la Figura 38, se puede notar la velocidad que adquiere el fluido en cada caso a lo largo de tuberia en el
pozo. Se presenta una baja velocidad cuando se encuentra en la zona con mayor area transversal de flujo,
y la velocidad incrementa rapidamente cuando el fluido ingresa a la tuberia de produccién. La velocidad
contintia aumentando hasta llegar a superficie.

En el caso 2, se nota que la velocidad del fluido es menor que en los otros casos, esto se debe a la gran
cantidad de agua en la corriente del fluido y a su caudal de gas es menos que en el caso 3. Por lo tanto, su
velocidad se ve reducida, mientras que en el caso 1 se presenta una mayor velocidad del fluido, esto
debido a alto flujo de gas y a un bajo aporte de agua.

En el caso 3, aunque se presentan velocidades mayores que en el caso 2, se debe a un mayor flujo de gas
en este caso. Sin embargo, es importante tener en cuenta que la velocidad del fluido en estos casos es la
suma de la velocidad del gas y del liquido, lo que puede llevar a resultados que no siguen un

comportamiento aparentemente obvio.



Figura 38 .Velocidad promedio del fluido desde el fondo del pozo hasta superficie.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién entregada por software.

5.4.2.4.5. Gradientes de fluido en cada caso.

En la Figura 39, se presenta el comportamiento del gradiente del fluido en el pozo para cada caso. Se

observa un claro incremento en este gradiente cuando el valor de agua aumenta, de manera similar a las

variables visualizadas anteriormente, su comportamiento se ve influenciado por el area de flujo

transversal, de tal manera, que por debajo de la tuberia de produccién el valor de cada gradiente se ve

reducido.
Ademas, en este caso particular, se pueden observar algunos picos hacia la derecha e izquierda en la

seccion de la tuberia de produccién. Estas variaciones se deben a que en esas zonas existen desviaciones

mayores con respecto a la deviacién promedio del pozo.
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Figura 39. Gradientes del fluido en el pozo para cada caso.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.3. Pozo X3

El pozo X3 corresponde a un pozo donde su produccion inicial no muestra aportes de agua, pero
gue meses mas tarde de su entrada a produccidn aparece una cantidad minima de agua que rapidamente
se incrementa en los meses siguientes, llegando a un punto de aporte de agua elevado en un periodo muy

corto en su vida productiva.

5.4.3.1. Estado mecdnico del pozo.
En la siguiente tabla se muestra la descripcidn del estado mecanico del pozo X3, empleado para

la posterior simulacion en el software.
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Tabla 7. Descripcion del estado mecdanico del pozo X3.

REVESTIMIENTOS

Revestimiento | Diametro (r:;f:) Grado T((;:))e Za(rf);to Longitud (ft)

Superficie 13-3/8" 54,5 K-55 0 995 995

Intermedio 9-5/8" 47 P-110 0 7841 7841

Liner 7" 26 P-110 7690 9228,9 1538,9
INTERVALOS CANONEADOS
Fecha Tiros por pie | Tope (ft) | Base (ft) Tipo de carga Condicion | Intervalos (ft)

1/05/2019 5 8765 8772 MAXFORCE Activo 7

1/05/2019 5 8782 8791 MAXFORCE Activo 9

1/05/2019 5 8811 8826 MAXFORCE Activo 15

1/05/2019 5 8902 8920 MAXFORCE Activo 18

1/05/2019 5 8940 8949 MAXFORCE Activo 9

1/05/2019 5 8978 8984 MAXFORCE Activo 6

SARTA DE PRODUCCION
Descripcion Lorzftl)t ud Desde Hasta

Tubing hanger 11"-5M * 3.5 TSHB 0,7 29,3 30
Tubing 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 848,85 30 878,8
Pup joint 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 10,63 878,8 889,5
Safety Valve 3,5" 9.2# TSHB BxP BA profile 7,44 889,5 896,9
Tubing 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 6832,71 896,9 7729,6
CMD N-Elast. SSD 2.75" PFN:X, 3,5" TSHB 4,35 7729,6 7734
Tubing 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 31,16 7734 7765,1
Pup joint 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 7,75 7765,1 7772,9
Premier Packer V -0 7" 26-29# Shearing 40KLBS 9,85 77729 7782,7
Tubing 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 31,11 7782,7 7813,8
CMD N-Elast. SSD 2.75" PFN:X, 3,5" TSHB BxP 4,34 7813,8 7818,2
Tubing 3 1/2" 9.2# TSHB BOX x PIN 31,46 7818,2 7849,7
Nipple XN 2.75" No-Go 3,5" 9.2# TSHB B x 3,5" EUE P 1,23 7849,7 7850,9
Pup joint 3 1/2" 9.3# TSHB BOX x PIN 4 7850,9 7854,9
Wireline entry guide 3 1/2" EUE BOX up full mule shoe 0,67 7854,9 7855,6

Nota. Tabla creada a partir de informacidn suministrada por el director.

5.4.3.2. Historial de produccién en el rango evaluado para el pozo.
Para el andlisis del pozo X3, se tomd un corto periodo para su analisis debido a que este presentd

una situacién particular, pues tras solo transcurrir algunos meses de produccion, este pozo comenzé un
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aporte de agua significativo y que meses mas tarde el aporte de agua se volvio tan grande que el pozo no

era capaz de evacuar el agua en su totalidad. Como resultado, se requirié llevar a cabo un plan de

intervencién para una remediacion.

Figura 40. Historial de produccion tomado para el andlisis del pozo X3.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién suministrada por el director.

5.4.3.3. Seleccion de datos para analisis del pozo X3.

Los datos seleccionados para el analisis del pozo se tomaron en un rango reducido de historial de

produccién, por lo que los 3 casos estudiados fueron elegidos en un mismo afio, esto debido a que el

incremento en la produccion del agua fue mucho mds rapido que en otros pozos y como resultado, hubo
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una intervencion en el pozo a los pocos meses de entrada a produccion. Esto lo convierte en un caso

particular e interesante de investigacion.

Tabla 8. Casos de andlisis para el pozo X3 y datos para calibracion del modelo.

Caso Fecha Qg Qg _prom | WHP Qw WGR WGR Prom Pwf Pyac

(MMcf/d) | (MMcf/d) | (psi) | (Bbls/d) | (Bbls/MMscf) | (Bbls/MMscf) | (psi) (psi)
28/07/2019 | 5,761 2210 | 70,29 12,20 2879

1 |29/07/2019| 5,753 5,756 2206 | 71,15 12,37 12,37 2875 3068
30/07/2019 | 5,752 2202 | 72,08 12,53 2871
14/09/2019 | 8,378 1489 | 402,69 48,06 2358

2 |15/09/2019| 8,486 8,416 1474 | 455,00 53,61 51,82 2343 2995
16/09/2019 | 8,384 1451 | 451,00 53,79 2320
11/10/2019| 5,026 1202 |1166,38 232,06 2315

3 |12/10/2019| 5,102 5,087 1160 |1179,86 231,24 234,61 2273 2954
13/10/2019| 5,132 1155 |1234,45 240,53 2268

Nota. Tabla creada a partir del historial de producciéon proporcionado por el director.

5.4.3.4. Calibracion en software.

Después de calibrar el pozo en el software, se permite comparar los diferentes comportamientos

en cada uno de los casos, observando variables importantes tales como:

5.4.3.4.1. (IPR) Curva de capacidad de entrega del pozo.

Como se puede apreciar en la Figura 41, la curva de comportamiento del pozo va disminuyendo en cada

caso. Esto se debe a la reduccion progresiva de la presidn de yacimiento y el incremento en la produccion

de agua. El pozo pasé de una presion de yacimiento de 3068 psi en el primer caso a 2995 psi en el caso 2

y a una presion de yacimiento de 2954 psi en el tercer caso. Aunque la reduccién en la presién de

yacimiento no fue tan grande como en los otros casos, esto se debidé precisamente a que el pozo

incremento rapidamente su aporte de agua en pocos meses desde el inicio de su produccién. Por lo tanto,
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su curva de rendimiento se ve influenciada principalmente por el volumen de agua que produce mas que

por la declinacidn en a presion de yacimiento.

Figura 41. Evolucidn de cada IPR en los casos planteados.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.3.4.2. Carga de liquido.
En la Figura 42 se muestra que el flujo de gas necesario para evacuar el liquido en la zona de mayor area,
gue corresponde a la seccién en la zona de los perforados, debe ser mayor que el experimentado en la
tuberia de produccién. Se observa una mayor variacidn en esta zona en los casos 1y 2, pero una vez pero
una vez el fluido ingresa a la tuberia de produccion, el flujo necesario para elevar el agua producida se

reduce sustancialmente y los valores son similares en los dos casos. Sin embargo, para el caso 3, no se
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observa una serie de puntos desde el fondo del pozo, Unicamente se precisan en superficie, la razén de

esto es que el software no presenta los valores cuando el flujo de agua en la tuberia es muy alto, por lo

gue no es posible visualizar de manera completa su comportamiento.

Figura 42. Flujo de gas necesario para eliminar el liquido en el trayecto completamiento-

superficie.
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Nota. Grafico creado a partir de informacidn entregada por software.

5.4.

3.5.

Relacién de carga de liquido con velocidad de flujo en cada caso.

Esta relacidn se encuentra conectada de manera directa con el andlisis de la Figura 42. Pues la Figura 43,

indica valores que advierten sobre una posible carga de liquido en el pozo, por lo que el comportamiento

de los casos 1y 2, en la zona de completamiento muestra valores por encima de uno (1), lo que sugiere

una carga de liquido. En el caso 3, si bien no es posible observar todo su comportamiento en el pozo
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debido a una limitante del software cuando existe una gran cantidad de fluido, si es posible inferir que su

valor en el fondo del pozo también presenta un problema de acumulaciéon de liquido.

Figura 43. Relacion empleada para determinar si existe riesgo de carga de liquido.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién entregada por software.

5.4.3.6. Velocidad media del fluido en el pozo.
En la Figura 44 muestra la velocidad que adquiere el fluido a lo largo de tuberia en el pozo. Se observa
una baja velocidad cuando se encuentra en la zona con mayor area transversal de flujo, area ubicade en
la seccion de los perforados e incrementando rapidamente su velocidad cuando ingresa a la tuberia de
produccidn, velocidad que continda aumentando hasta llegar a superficie. En el caso 2, la velocidad del

fluido es mayor que en los otros casos debido a un mayor flujo de gas. Sin embargo, en el caso 1, incluso
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se puede ver que la velocidad del fluido es menor que la del caso 3 a pesar de tener un menor flujo de
agua, esto se debe a que la velocidad del fluido esta determinada por la suma de la velocidad del gas mas
la velocidad del agua, por lo tanto, la cantidad del gas y agua que salen del pozo afecta la velocidad del

fluido.

Figura 44. Velocidad promedio del fluido desde el fondo del pozo hasta superficie.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

5.4.3.7. Gradientes de fluido en cada caso.
En la Figura 45 se muestra el comportamiento del gradiente del fluido para cada caso, notandose un claro
incremento en este cuando el valor de agua aumenta. Del mismo modo que las variables previamente

estudiadas, esta también se ve afectada por el area de flujo transversal, por ello su comportamiento
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cambia al ingresar a la tuberia de produccion, donde el didmetro de la tuberia de produccidn es menor al

diametro de la tuberia de revestimiento, lo que afecta el valor del gradiente.

Figura 45. Gradientes del fluido en el pozo para cada caso.
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6. SELECCION DEL METODO Y ANALISIS DE RESULTADOS
En este capitulo se describe la seleccion del método de elevacién por gas a partir de
consideraciones técnicas y econdmicas, ademas se presentan los resultados de las diferentes simulaciones

y se analizan en detalle.

6.1. Seleccién del método de elevacion por gas.

Tras la evaluacidn de condiciones mecanicas y econdmicas se optd por la eleccion del método de
elevacién por gas con tuberia flexible. Teniendo en cuenta que los pozos a estudiar no contaban con una
tuberia de produccién para realizar la instalacidon de valvulas para el sistema de levantamiento artificial
por gas, lo que implicaba un cambio total en la sarta de tuberia de produccién descartando los sistemas
qgue implicaban tener esta instalacion, de igual manera dejando a un lado los métodos con derivacion
anular en fondo, de la misma forma se eliminaron los sistemas que requerian la ausencia de un empaque
de fondo para la circulacidon de gas por la zona anular, pues todos los pozos a estudiar contaban con
empaques de fondo.

Por lo que la opcién del levantamiento con gas por tuberia flexible significaba una opcién con
mayor factibilidad, ya que no se requiere una intervencidn para realizar cambios en el estado mecanico
previo del pozo, pues la Unica modificacion, se debe realizar en cabeza ya que la tuberia flexible inhabilita
el cierre de vélvulas de flujo en el arbol de valvulas, por ello seria necesario la instalacidn de un sistema
de valvulas adicional para realizar la apertura y cierre del flujo del pozo, adicionalmente el sistema
instalado puede ser retirado en cualquier momento y el pozo puede volver a su estado previo a la

instalacion del método.
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6.2. Disefio del método en el software de simulacién

El software PIPESIM empleado para las simulaciones no cuenta con un disefio especializado para
el levantamiento artificial por gas con tuberia flexible, por lo que para una simulacién mas cercana al
método se realizaron las siguientes adecuaciones:

1. Reducir el didmetro de la tuberia de produccidén para compensar el espacio ocupado por la

tuberia flexible.
2. Llevar la tuberia reducida hasta la zona media de los perforados.
3. Desplazar el empaque hasta la zona mds cercana posible por encima de los perforados.

4. Colocar una valvula de inyeccién de gas préxima al empaque de fondo.

6.3. Analisis de resultados

Para realizar un analisis comparativo y poder determinar si el método empleado cumplia con la
funcién deseada se llevd cada pozo estudiado con el disefio original a posibles escenarios, donde estos
presentaran problemas en la produccién de gas y de igual manera se simuld cada pozo con el método
implementado para comparar su comportamiento.

En las sensibilidades desarrolladas se tomo el tercer (3) caso de cada pozo, debido a que este era
el caso con mayor cantidad de agua producida y con menor presidén de yacimiento por lo que la elevacion

del liquido en fondo seria mas complicada.

6.3.1. Pozo X1
En el pozo X1 el caso nimero 3, se tenia un valor de produccién promedio de agua de unos 40,64

Bbls/MMscf.
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Se realizd una sensibilidad en la presiéon de yacimiento disminuyéndola, de manera progresiva

hasta llegar a una presién donde el pozo no presentara flujo.

Figura 46. Reduccidn en la presion de yacimiento en el pozo sin el sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacidn entregada por software.
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Figura 47. Reduccion en la presion de yacimiento en el pozo con el sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién entregada por software.

Al observar la figura 46, se puede notar cdmo en las sensibilidades estudiadas en el caso 3 del pozo X1 sin
el sistema de levantamiento por gas, cuando la presidn alcanza 1800 psia, este deja de aportar gas al

sistema, sin embargo, se obtiene un aporte de gas de 0,38 MMscf/d a una presion de 1850 psia.
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De igual forma, al estudiar las sensibilidades de la figura 47 en donde se aplica el sistema de elevacion por
gas, se puede observar cdmo el sistema implementado en la simulacién puede recuperar una produccion
de 0,39 MMscf/d a una presidn de yacimiento de 1800 psia y elevar la produccién de 0,38 a 0,52 MMscf/d
a una presion de yacimiento de 1850 psia en comparacién a los resultados del pozo sin la instalacion de

elevacidn por gas.

6.3.1.2. Sensibilidades a una presién de yacimiento baja con incremento en la produccién de

agua.
Se tomoé el caso de la simulacién previa en donde el pozo aportaba el valor minimo de 0,38
MMscf/d a una presidon de 1850 psia y se le realizé un andlisis de sensibilidad a la produccién de agua,

incrementandola hasta el punto de no producciéon del pozo.



Figura 48. Incremento en la produccion de agua a una presion de yacimiento estable sin el

sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.
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Figura 49. Incremento en la produccion de agua a una presion de yacimiento estable

implementando el sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

Al analizar la figura 48, se puede observar cdmo el incremento en la produccidn de agua interrumpe el

aporte de gas por parte del pozo a una presién de yacimiento de 1850 psia. Sin embargo, al examinar la
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figura 49, en donde se emplea el sistema de elevacién por gas, el aporte de gas se reduce al incrementar

la produccidn de agua, pero en todos los casos planteados existe un aporte minimo de gas.

6.3.2. Pozo X2

Para el pozo X2 el caso numero 3, se tenia un valor alto de produccién promedio de agua de unos

157,6 Bbls/MMscf.

6.3.2.1. Sensibilidades para presiones de yacimiento.
Se llevé a cabo una serie de sensibilidades en la presién de yacimiento, disminuyéndola de manera

progresiva hasta llegar a una presion donde el pozo ya no mostrara flujo.
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Figura 50. Reduccion en la presion de yacimiento en el pozo sin el sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién entregada por software.
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Figura 51. Reduccion en la presion de yacimiento en el pozo con el sistema de elevacion por gas.

Caso 3 (157,86 Bbls/MMscf) con ALS

4000

3500 1,29 1°

1,05
3000 |um :

6 1,84 2,13 2,35

ia)

2500 ==
0,82 =
2000 062

1500
1000
500

Presion (ps

10 15 20 25
IPR (MMscf/d)

- Pyac = 2600 psia Pyac = 2650 psia — Pyac = 2700 psia Pyac = 2750 psia

= Pyac = 2800 psia = Pyac = 2850 psia = Pyac = 2900 psia = Pyac = 2937 psia

= OQutflow @® Puntos operativos

Presion (psia)

2400 0,62

2200

2000
0 0,5 1 1,5 2 2,5 3 3,5 4 4,5 5

IPR (MMscf/d)

Nota. Grafico creado a partir de informacién entregada por software.

Al apreciar la figura 50, se logra ver como las sensibilidades propuestas para el caso 3 del pozo X2 sin el
sistema de elevacidn por gas muestran que cuando el yacimiento llega a una presion de 2600 psia, el pozo

deja de generar flujo de gas al sistema. Sin embargo, a una presién 2650 psia el pozo aporta un flujo de

gas de 1,15 MMscf/d.
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Por otra parte, al analizar la figura 51 en el cual se aplica el sistema de elevacidon por gas, el aporte de gas
a una presién de yacimiento de 2600 psia es de 0,62 MMscf/d. Sin embargo, a una presién de 2650 psia,
el aporte se reduce, pasando de 1,15 MMscf/d sin el sistema de elevacién por gas a 0,82 MMscf/d con la

implementacién del sistema, generando asi una restriccién en el aporte de gas por el pozo.

6.3.2.2. Sensibilidades a una presién de yacimiento baja con incremento en la produccién de
agua.
Se selecciond el caso de la simulacion previa en el cual el pozo proporciona un flujo minimo de
1,15 MMscf/d a una presion de 2650 psia y se realizé una sensibilidad incrementando el flujo de agua

hasta el cese en el flujo de gas.
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Figura 52. Incremento en la produccion de agua a una presion de yacimiento estable sin el

sistema de elevacion por gas.
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103

Figura 53. Incremento en la produccion de agua a una presion de yacimiento estable

implementando el sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacion entregada por software.

Analizando la figura 52, se puede notar cdmo el incremento en la produccién de agua, con una presion de

yacimiento de 2650 psia, puede llegar hasta un valor de 175 Bbls/MMscf y el flujo de gas puede reducirse
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hasta los 0,7 MMscf/d, Aunque, si se incrementa alin mas la produccion de agua, el gas dejara de fluir
esto en el caso del pozo sin el sistema.

No obstante, al estudiar la figura 53, se puede ver como el sistema de elevacion por gas permite el flujo
de gas con incrementos en la produccidn de agua, incluso en el caso donde el valor es cercano al doble de
la produccién real de agua, donde el pozo produciria 0,4 MMscf/d con un aporte de agua de 300

Bbls/MMscf.

6.3.3. Pozo X3
Para el pozo X3, en el que se obtuvo una mayor produccién promedio de agua, llegando a producir

234,61 Barriles por cada millén de pies cubicos de gas en el caso nimero 3.

6.3.3.1. Sensibilidades para las presiones de yacimiento.
Se llevd a cabo una serie de sensibilidades en la presién de yacimiento disminuyéndola de manera

progresiva hasta llegar a una presion donde el pozo ya no muestre flujo.



105

Figura 54. Reduccion en la presion de yacimiento en el pozo sin el sistema de elevacion por gas.
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Figura 55. Reduccion en la presidon de yacimiento en el pozo con el sistema de elevacion por gas.
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Al observar la figura 54, se puede notar cdmo las sensibilidades planteadas para el pozo X3, sin el sistema
de elevacion por gas, muestran que cuando el yacimiento alcanza una presidn de 2000 psia, el pozo deja
de aportar gas al sistema. No obstante, a una presién de 2100 psia, el pozo genera un flujo de gas de 0,43

MMscf/d.

Mientras que al analizar la figura 55, donde se aplica el sistema de elevacién por gas, se observa que la
produccién de gas a una presion de yacimiento de 2000 psia es de 0,43 MMscf/d y para una presién de
yacimiento de 2100psia, paso de 0,43 a 0,72 MMscf/d, generando asi una ganancia en el aporte de gas

por el pozo.

6.3.3.2. Sensibilidades a una presién de yacimiento baja con incremento en la produccién de
agua.
Se eligid el caso de la simulacidn previa en la figura 54, donde el pozo generaba un flujo minimo
de 0,43 MMscf/d a una presién de 2100 psia y se efectud una sensibilidad en el flujo de agua,

incrementando asi su valor hasta el punto en el que el pozo dejo de aportar gas.
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Figura 56. Incremento en la produccion de agua a una presion de yacimiento estable sin el

sistema de elevacion de gas.
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Figura 57. Reduccion en la presidon de yacimiento en el pozo con el sistema de elevacion por gas.
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Nota. Grafico creado a partir de informacién entregada por software.

Estudiando la figura 56, se puede observar cdmo el aumento en la produccidn de agua interrumpe el flujo
de gas generado por el pozo a una presién de 2100 psia. En el caso de la figura 57, donde se tiene el
sistema de elevacion por gas, el incremento en la produccidn de agua reduce el aporte de gas por parte

del pozo, sin embargo, existe un flujo minimo de gas en todos los casos.
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7. ANALISIS FINANCIERO DEL SISTEMA DE ELEVACION POR GAS EVALUADO EN LA SIMULACION

El andlisis financiero mostrado permite establecer los costos de implementacién del sistema de
elevacién por gas con tuberia flexible para los tres pozos presentados y asi determinar si el sistema es
econémicamente viable para llevar a cabo una aplicacién real del método propuesto. Para establecer si el
proyecto es econdmicamente viable y rentable se emplearon dos indicadores financieros VPN (Valor
Presente Neto) y TIR (Tasa Interna de Retorno). Estos indicadores permiten evaluar la viabilidad y
rentabilidad en un periodo de tiempo estipulado para la duracién del proyecto, asi como el porcentaje de
beneficio que se puede obtener a partir de la inversidn. Ademas, se empleara el PR (plazo o periodo de
recuperacion), una herramienta financiera que facilita el conocimiento del tiempo que tomara a la

empresa en recuperar el capital invertido en el proyecto (EconomiaFinanzas, 2022).

7.1. Costos de instalacidn del sistema de elevacion por gas con tuberia flexible.

Los costos para la implementacién del sistema de elevacidn por gas constan de varios elementos:
en primer lugar, se requiere una adecuacion previa en superficie. Estos ajustes acondicionamientos
implican una conexidon desde un pozo con alta presién o una linea de alta presién para la inyeccidn del gas
al pozo, ademas de una modificacion en el arbol de vdlvulas. Una vez realizados estos acondicionamientos
podrd ingresar la unidad de tuberia flexible, unidad que se encargara de realizar la instalacidn de la tuberia

flexible hasta el punto medio de los perforados.
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7.1.1. Pozo X1

Tabla 9. Costes de implementacion del sistema de elevacion por gas pozoX1.

Dias de renta de unidad de tuberia flexible 5 $ 12,000 S 60,000
Movilizacién de unidad de tuberia flexible 1 S 16,000 S 16,000
Pies de tuberia flexible permanente de 1” 7890 $3,2 S 25,248
Tuberias y lineas de conexién de superficie 1 S 50,000 $ 50,000
Acondicionamiento de arbol de produccién 1 S 55,000 S 55,000

(Colgador, carrete, empaques, sistema de
suspensidon de tuberia flexible, valvula de
control o choque)

Total $ 206,248

Nota. Elaboracién propia.

El costo total asociado a la intervencion seria de $206,248 USD para el pozo X1. La recuperacion de la

inversidon en los escenarios posibles que desarrolle el pozo se analizara de la siguiente manera.

Tomando la figura 47 y dentro de esta el mejor de los casos donde el agua no incrementa y la maxima
recuperacion de gas de acuerdo con el sistema de elevacidon, seria el caso donde el yacimiento se
encuentra a una presidn de 1800psia produciendo unos 0,39 MMscf/d.

Para un segundo caso considerando la figura 49, donde la presidn del yacimiento se considera constante
a unos 1850psia; mientras que la produccion de agua se incrementa. De acuerdo con esto, se toma un
caso relevante donde el agua incremente considerablemente pasando de los 40,64 a los 100 Bbls/MMscf

con una produccion de 0,21 MMscf/d.
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Tomando un valor promedio base de $2.8 USD/MMBtu/d, se tendrd que el retorno de inversion para cada

caso sera.

7.1.1.1. Casol.

Tabla 10. Andlisis financiero caso 1 pozo X1.

Datos de gas Resultados
Meses

Produccion de Gas (Qg; MMscf/d) 0,39 |Indicador 6m 12m 24m
Produccion de Gas (Qg; MMBtu/d) 406,25 VPN -10.547 | 168.429 | 481.804
Precio de venta de Gas (USD/MMBtu) 2,8 PR 0,95 1,82 3,34
Produccion de Agua (Bbls/MMscf) 40,64 TIR 0% 13% 16%
Costo por tratamiento de agua

(USD/Bbl) 0,5 Periodo de retorno Meses 6,0
Inversion SUSD 206.248 Dias 182

Nota. Elaboracién propia.

7.1.1.2. Caso 2.

Tabla 11. Andlisis financiero caso 2 pozo X1.

Datos de gas Resultados
Meses

Produccién de Gas (Qg; MMscf/d) 0,21 |Indicador 6m 12m 24m
Produccién de Gas (Qg; MMBtu/d) 218,75 VPN -101.058 | -4.686 | 164.055
Precio de venta de Gas (USD/MMBtu) | 2,8 PR 0,51 0,98 1,80
Produccién de Agua (Bbls/MMscf) 100 TIR -15% 1% 7%
Costo por tratamiento de agua

(USD/Bbl) 0,5 Periodo de retorno Meses | 11,1
Inversién SUSD 206.248 Dias 339

Nota. Elaboracion propia.
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7.1.2. Pozo X2

Tabla 12. Costes de implementacion del sistema de elevacion por gas pozo X2

Dias de renta de unidad de tuberia flexible 5 $ 12,000 S 60,000
Movilizacién de unidad de tuberia flexible 1 S 16,000 S 16,000
Pies de tuberia flexible permanente de 1” 7864 $3,2 S 25,164
Conexién a pozo con alta presién 1 S 50,000 $ 50,000
Arreglos en superficie (Colgador, carrete, 1 S 55,000 S 55,000

empaques, sistema de suspensidon de
tuberia flexible, valvula de control o
choque)

Total $ 206,164

Nota. Elaboracién propia.

El costo total asociado a la intervencion seria de 205,164 US para el pozo X2, por lo que la recuperacién

de la inversion para los escenarios posibles que desarrolle el pozo sera de la siguiente manera.

Tomando la figura 51 y en esta, el mejor de los casos donde el agua no incrementa y la maxima
recuperacion de gas de acuerdo con el sistema de elevacion seria, el caso donde el yacimiento se
encuentra a una presién de 2600psia, produciendo unos 0,62 MMscf/d. Para un segundo caso, se
considera la figura 53 donde la presidn del yacimiento es de 2650psia; sin embargo, la produccidn de agua
se incrementa. De acuerdo con ello, se toma un caso donde el agua aumente considerablemente pasando

de 157,86 a 225 Bbls/MMscf con una produccion de 0,55 MMscf/d.

Al considerar un valor promedio base de $2.8 USD/MMBtu/d, se calculara el retorno de inversién para

cada caso, de la siguiente manera.



Tabla 13. Andlisis financiero casol pozo X2.
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Datos de gas Resultados
Meses

Produccion de Gas (Qg; MMscf/d) 0,62 |Indicador 6m 12m 24m
Produccion de Gas (Qg; MMBtu/d) 645,83 VPN 98.570 | 377.339 | 865.444
Precio de venta de Gas (USD/MMBtu) 2,8 PR 1,48 2,84 5,22
Produccion de Agua (Bbls/MMscf) 157,86 TIR 15% 24% 26%
Costo por tratamiento de agua

(USD/Bbl) 0,5 Periodo de retorno Meses 3,8
Inversion SUSD 205.164 Dias 116

Nota. Elaboracion propia.
Tabla 14. Andlisis financiero caso 2 pozo X2
Datos de gas Resultados
Meses

Produccién de Gas (Qg; MMscf/d) 0,55 |Indicador 6m 12m 24m
Produccidon de Gas (Qg; MMBtu/d) 572,92 VPN 60.956 | 305.326 | 733.200
Precio de venta de Gas (USD/MMBtu) 2,8 PR 1,30 2,49 4,57
Produccién de Agua (Bbls/MMscf) 225 TIR 10% 20% 23%
Costo por tratamiento de agua

(USD/Bbl) 0,5 Periodo de retorno Meses 4,4
Inversién SUSD 205.164 Dias 133

Nota. Elaboracion propia.
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7.1.3. Pozo X3

Tabla 15. Costes de implementacion del sistema de elevacion por gas pozo X3.

Dias de renta de unidad de tuberia flexible 5 $ 12,000 S 60,000
Movilizacién de unidad de tuberia flexible 1 S 16,000 S 16,000
Pies de tuberia flexible permanente de 1” 8875 $3,2 S 28,400
Conexién a pozo con alta presién 1 S 50,000 $ 50,000
Arreglos en superficie (Colgador, carrete, 1 S 55,000 S 55,000

empaques, sistema de suspensidon de
tuberia flexible, vélvula de control o

choque)

Total $ 209,400

Nota. Elaboracién propia.

El costo de la intervencién seria de $209,400 USD, por lo que la recuperacion de la inversion en los

escenarios posibles que desarrolle el pozo sera de la siguiente manera.

Analizando la figura 55, donde se tiene el mejor de los casos, debido a que la produccidon de agua se
mantendria constante en el tiempo y el maximo valor de gas recuperado, de acuerdo con el sistema de
elevacidn, estaria cuando el yacimiento se encuentra a una presién de 2000psia produciendo unos 0,43
MMscf/d.

Para el segundo caso, al analizar la figura 57 donde la presién de yacimiento es de 2100psia; sin embargo,
la produccién de agua se incrementa. De acuerdo con esto, se tomard el escenario donde el agua

incrementa pasando de 234,61 Bbls/MMscf a 400 Bbls/MMscf con una produccién de 0,42 MMscf/d.
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Tomando un valor promedio base de $2,8 USD/MMBtu/d, se tendra que el retorno de inversién para cada

caso sera el siguiente.

Tabla 16. Andisis financiero casol pozoX3

Datos de gas Resultados
Meses
Producciéon de Gas (Qg; MMscf/d) 0,43 |Indicador 6m 12m 24m
Produccion de Gas (Qg; MMBtu/d) 447,92 VPN 2.299 | 193.024 |527.858
Precio de venta de Gas (USD/MMBtu) 2,8 PR 1,01 1,92 3,52
Produccion de Agua (Bbls/MMscf) 234,61 TIR 1% 14% 17%
Costo por tratamiento de agua
(USD/Bbl) 0,5 Periodo de retorno Meses 5,7
Inversion SUSD 209.400 Dias 174
Nota. Elaboracion propia.
Tabla 17. Andlisis financiero caso 2 pozo X3.
Datos de gas Resultados
Meses
Produccién de Gas (Qg; MMscf/d) 0,42 |Indicador 6m 12m 24m
Produccidon de Gas (Qg; MMBtu/d) 437,50 VPN -8.568 | 172.219 | 488.763
Precio de venta de Gas (USD/MMBtu) 2,8 PR 0,96 1,82 3,33
Produccién de Agua (Bbls/MMscf) 400 TIR 0% 13% 16%
Costo por tratamiento de agua
(USD/Bbl) 0,5 Periodo de retorno Meses 6,0
Inversién SUSD 209.400 Dias 182

Nota. Elaboracion propia.
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7.2. Analisis comparativo para los 3 pozos

Se realiza un andlisis grafico comparativo donde que permite una visualizacién sencilla de cuales
pozos desempefian un mejor rendimiento en los indicadores financieros, lo que facilita la determinacién

de que pozos tienen una mayor posibilidad de ser seleccionados para un plan piloto.

Figura 58. Caso 1 para 6, 12 y 24 meses en los tres pozos.
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Nota. Elaboracién propia.



Figura 59. Caso 2 para 6, 12 y 24 meses en los tres pozos.
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Nota. Elaboracién propia.

Analizando la figura 58, se puede establecer que, para el caso 1 donde los pozos mantienen su produccidn

de agua de manera estable a pesar de la declinacién en la presién de yacimiento segun las simulaciones,

el pozo 2 presenta un mejor desempeiio financiero en el tiempo, seguido por el pozo 3 y el pozo 1

respectivamente, que muestran un desempefio similar. Sin embargo, en el caso 2 como se muestra en la

figura 59, teniendo en cuenta que la produccién de agua se incrementa considerablemente en cada pozo

de acuerdo con los analisis previos, se aprecia una reduccién sustancial en el desempefio financiero de los

tres pozos, siendo la mayor reduccién en el pozo 1.
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8. CONCLUSIONES
En conclusidn, el estudio destaca la importancia de abordar el desafio de la acumulacién de liquidos en
los pozos de gas para garantizar una recuperacion dptima de las reservas de gas. Se han analizado diversas
variantes del sistema de levantamiento artificial por gas y se ha identificado una de ellas como la mas

relevante y favorable para la aplicacion en el estudio.

En particular, la elevacién por gas con tuberia flexibles ha emergido como una opcidn altamente versatil
y adecuada para pozos desviados. Ademas, se ha evidenciado que este sistema presenta ventajas
econdmicas significativas en comparacidon con otras alternativas, respaldando asi su eleccién como la

adecuada, de acuerdo con la informacion consultada en la literatura.

Durante la investigacion, se determind que, en las condiciones técnicas adecuadas para la implementacién
del método de elevacion por gas con tuberia flexible, no era necesario un reacondicionamiento del pozo,
a diferencia de las demas variantes. Sin embargo, si se requeria un acondicionamiento en superficie, que

permita un control de flujo eficiente tanto en la inyeccién como de producciéon de gas.

Después de una exhaustiva evaluacion del sistema de elevacidon por gas con tuberia flexible propuesto, se
concluy6 que este funciona de manera efectiva reduciendo la columna hidrostatica generada por el fluido
acumulado, lo que resulta en una mejora sustancial en la produccién de gas en pozos afectados por
problemas de acumulacion de liquido en fondo. A través de varios analisis de sensibilidad, se identifico las
condiciones éptimas para la aplicacion exitosa del sistema de elevacion por tuberia flexible, lo que permite

maximizar la recuperacién de reservas de gas no extraidas.



119

Al realizar las simulaciones para los tres pozos, se encontrd que el sistema de elevacion por gas con tuberia
flexible genera una ganancia en la produccién de gas siempre y cuando la presién del yacimiento se haya
reducido considerablemente y el pozo genere una produccién de gas minima o nula. Sin embargo, si el
sistema se implementa y se pone en funcionamiento en presiones de yacimiento elevadas donde la
produccién de gas por parte del pozo aun es alta, la tuberia flexible generara una restriccién en el flujo de

gas aportado por el yacimiento, por lo que no es conveniente iniciar su funcionamiento en tal escenario.

Al evaluar los resultados para el pozo X1, se encontré que al llegar a una presién de yacimiento de
1800psia, este dejaria de fluir por problemas con la carga de liquidos. Sin embargo, al implementar el
sistema de elevacidon por TF en este punto, se podria recuperar una produccion de gas de 0,39 MMscf/d
con una produccién de 40,64 Bbls/MMscf, siendo este el caso 1. Esto supondria una recuperacién de la
inversién en 6 meses, de igual manera para el caso 2, en el que el pozo incrementa la produccién de agua
a 100 Bbls/MMscf a una presién de yacimiento de 1850 psia y la produccion de gas se reduce a 0,21

MMscf/d, llevandole 11 meses aproximadamente la recuperacion de la inversion.

Para el pozo X2 los resultados fueron mas favorables. Se encontré que al llegar a una presién de
yacimiento de 2600psia, este dejaria de fluir por problemas con la carga de liquidos, sin embargo, al
implementar el sistema de elevacidn por TF en este punto se podria recuperar una produccién de gas de
0,62 MMscf/d con una produccion de 157,86 Bbls/MMscf siendo este el caso 1. Lo cual supondria una
recuperacion de la inversion en 3,8 meses, de igual forma para el caso 2, en donde el pozo incrementa la
produccién de agua a 225 Bbls/MMscf a una presion de yacimiento de 2650psia, y la produccién de gas

se reduce a 0,55 MMscf/d, llevandole 4,4 meses aproximadamente la recuperacién de la inversidn.
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Para el pozo X3, los resultados no fueron tan buenos como los del pozo X2, pero si fueron superiores a los
del pozo X1. Se encontrd que al llegar a una presidn de yacimiento de 2000psia, el pozo dejaria de fluir
debido a problemas con la carga de liquidos. Sin embargo, al implementar el sistema de elevacién por TF
en este punto, se podria recuperar una produccidn de gas de 0,43 MMscf/d con una produccion de 234,61
Bbls/MMscf siendo este el caso 1. Esto supondria una recuperacion de la inversion en 5,7 meses, de igual
manera para el caso 2, en donde el pozo incrementa la produccién de agua a 400 Bbls/MMscf a una
presion de yacimiento de 2100psia y la produccién de gas se reduce a 0,42 MMscf/d, llevandole 6 meses

aproximadamente la recuperacion de la inversién.

El andlisis financiero muestra que los tres pozos son viables y rentables econdmicamente en un plazo de
12 meses, siempre y cuando las reservas a extraer tengan esta duracién. En este sentido, los pozos con
una mayor posibilidad de implementacion del proyecto son los pozos X2 y X3, ya que su rentabilidad es

buena incluso si la produccion de agua llegara a incrementar sustancialmente.
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9. RECOMENDACIONES
Debido a que PIPESIM es un software que modela en flujo estacionario se recomienda realizar
una simulacién con un software de flujo dindmico como OLGA, ya que este proporciona una
representacién mds precisa y detallada del comportamiento tanto de la acumulacién de liquidos

a lo largo del tiempo, como de la inyeccidn de gas en condiciones de acumulacién de liquido.

Implementar el sistema de elevacidn por gas con tuberia flexible en los pozos X2 y X3.

Emplear un software que permita una modelacion mas precisa del sistema de elevacién con
tuberia flexible, de modo que las simulaciones sean mas detalladas y que se asemejen mas al

sistema implementado.

Modelar el sistema afiadiendo agentes espumantes o surfactantes para reducir aun mas la
columna hidrostatica generada por el agua, lo que puede ser beneficioso en situaciones donde la

produccién de agua es significativa.
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